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РЕФЕРАТ 
 
Выпускная квалификационная работа по теме «Оптимизация методов 
борьбы с гидратообразованиями на примере Ванкорского месторождения» 
содержит 75 страниц, 10 рисунков, 22 таблиц, 24 источников. 
ГИДРАТООБРАЗОВАНИЕ, ГАЗОВЫЕ ГИДРАТЫ, ФАКТОРЫ 
ОБРАЗОВАНИЯ ГАЗОВЫХ ГИДРАТОВ, КОМПОНЕНТНЫЙ СОСТАВ 
ГАЗОВ, ИНГИБИТОР, ХПП-004, СОНГИД-1803, МЕТОДЫ БОРЬБЫ С 
ГИДРАТООБРАЗОВАНИЯМИ НА ВАНКОРСКОМ МЕСТОРОЖДЕНИИ. 
В работе рассмотрены методы борьбы и предупреждения 
гидратообразования в условиях Ванкорского месторождения и выделены 
наиболее эффективные. 
Цель работы – изучить существующие методы борьбы с образованием 
газовых гидратов, рассмотреть методы борьбы с гидратообразованием на 
Ванкорском месторождении и выявить наиболее экономически и 
технологически эффективный метод. 
В процессе работы были проанализировано текущее состояние разработки, 
скважинного фонда, и выработки запасов Ванкорского месторождения. Был 
произведен анализ методов борьбы и предупреждения гидратообразования, а 
также приведены преимущества и недостатки каждого метода. Установлено, что 
наиболее популярный способ борьбы с гидратообразованием – закачка 
ингибитора, в качестве которого применяется ингибиторы на основе метанола. 
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ВВЕДЕНИЕ 
 
Современный уровень жизни и быстрое развитие техники в мире привели 
к стремительному росту потребления нефти и газа. За последние 15 лет в России 
запасы углеводородов со степенью выработанности более 50 % возросли в 1,9 
раза, а более 80 % - в 4 раза. Доля добычи с объектов, выработанных более чем 
на 80 %, возросла с 4,6 % до 17 %. Таким образом, современное состояние 
нефтяной промышленности предопределяет наступление нового этапа в 
развитии фундаментальных научных знаний о нефти и газе на основе 
прогрессивных достижений последнего времени в области науки, техники и 
технологий. 
Учитывая то, что в будущем на Ванкорском месторождении будет 
увеличена добыча газа, соответственно и борьба с газогидратами станет более 
необходимой. Поэтому уже сейчас необходимо разрабатывать новые более 
совершенные методы борьбы с гидратообразованием. 
Целью исследования является анализ существующих методов борьбы и 
предупреждения гидратообразования их преимуществ и недостатков и выбор 
наиболее оптимального в условиях Ванкорского месторождения.  
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1 Геологическая часть 
 
1.1 Общие сведения о месторождении 
 
Ванкорское нефтегазоконденсатное месторождение в административном 
отношении расположено на территории Туруханского и Дудинского районов 
Таймырского муниципального района Красноярского края. Районные центры п. 
Туруханск находится в 300 км к юго-западу от месторождения, г. Дудинка – в 
140 км на северо-восток. В этом же направлении в 200 км расположен г. 
Норильск. 
Территориально расположено в пределах трех лицензионных участков: 
Ванкорского, Северо-Ванкорского и Восточно-Лодочного. Южная часть 
Ванкорского месторождения (Ванкорский ЛУ и Восточно-Лодочный) 
расположена в Туруханском районе Красноярского края, северная часть (Северо-
Ванкорский ЛУ) расположена на территории Таймырского муниципального 
района. Площадь месторождения составляет 447 кв. км (рисунок 1.1). 
Постоянная дорожная сеть в районе месторождения и на прилегающих 
территориях отсутствует. В 140 км на юго-восток от месторождения расположен 
г. Игарка, в котором расположены крупный речной порт и аэропорт, способный 
принимать тяжёлые самолёты. 
Необходимые материалы и оборудование в г. Игарка завозятся водным 
путём по р. Енисей. Общая протяжённость водной магистрали Красноярск-
Игарка по р. Енисей составляет 1747 км. На площадь Ванкорского 
месторождения основной объём грузов может завозиться только зимой, после 
промерзания болот, когда начинают функционировать временные зимние дороги 
(«зимники»). Расстояние по зимнику от г. Игарка до площади месторождения в 
среднем 150 км. 
Наиболее экономически рациональным способом доставки больших 
партий груза (общим объёмом до 35 тыс.т) в район Ванкорского месторождения 
является экспедиционный завоз караваном судов Енисейского пароходства по 
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р.Большая Хета до опорной базы промысла (430 км от устья). Навигация по р. 
Большая Хета возможна только мелкосидящим флотом (баржи до 1000 т) и 
только в июне. Причал и база ЗАО «Ванкорнефть» Прилуки расположена на 
левом берегу р. Енисей, в 12 км ниже порта Игарка. Прилуки служат основной 
перевалочной базой для доставки крупногабаритных и тяжеловесных грузов, 
предназначенных для строительства опорной базы промысла Ванкорского 
месторождения. 
Железнодорожного сообщения в рассматриваемом районе нет, снабжение 
железнодорожным транспортом возможно, либо до г. Красноярск, либо через 
транспортную сеть Западной Сибири до ст. Пурпэ и Коротчаево и далее, либо 
водным транспортом, либо по зимней дороге. 
Ближайшие месторождения, находящиеся в промышленной эксплуатации: 
Мессояхское, Южно- и Северо-Соленинское, расположены в 160-180 км на 
северо-запад от Ванкорского. Указанные месторождения связаны газопроводом 
с г. Норильск и конденсатопроводом с г. Дудинка, где имеется цех по 
переработке конденсата. В 200 км к юго-западу от Ванкорского месторождения 
находится Заполярное месторождение, на котором расположена ближайшая 
точка магистрального газопровода системы «Трансгаза». 
Транспорт нефти осуществляется по нефтепроводу диаметром 820 мм 
Ванкорское месторождение – НПС «Пурпе». Нефтепровод рассчитан на 
прокачку объёмов УВ 25 млн.т/год. Общая протяжённость трассы составляет 543 
км (556,5 км по оси трубопровода с учётом компенсаторов). 
Эксплуатационное бурение на лицензионном участке ведётся с 2006 г. в 
соответствии с «Технологической схемой разработки Ванкорского 
месторождения». В данный момент действующим технологическим документом 
является «Дополнение к технологической схеме разработки Ванкорского 
месторождения». 
В качестве источника энергоснабжения Ванкорского НГКМ на ЦПС 
предусмотрена ГТЭС, установленной электрической мощностью 206,4 МВт 
(располагаемой электрической мощностью 154,8 МВт), с газотурбинными 
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установками единичной мощностью 25,8 МВт. В составе ГТЭС предусмотрено 
шесть рабочих и два резервных газотурбинных агрегата.  
Основным источником теплоснабжения объектов Ванкорского НГКМ 
является ГТЭС, в составе которой предусмотрены котлы-утилизаторы (шесть 
рабочих и два резервных), единичной тепловой мощностью – 33,0 МВт. Также 
для отопления части объектов Ванкорского НГКМ предусмотрены газовые 
котельные. 
На территории Ванкорского нефтегазоконденсатного месторождения, 
полезных ископаемых, кроме нефти, конденсата и газа, не обнаружено. 
Климат района резко континентальный. Территория находится в зоне 
постоянного вторжения холодных арктических масс воздуха со стороны 
Северного Ледовитого океана и отличается продолжительной холодной зимой 
(8-9 месяцев) и умеренно тёплым летом, большими годовыми и суточными 
перепадами температур воздуха. Среднегодовая температура воздуха – минус 
10С. Наиболее холодные месяцы – декабрь, январь, февраль: средняя 
температура – минус 26C, в отдельные дни температура воздуха опускается до 
минус 57С. Устойчивый снежный покров образуется в начале октября. Толщина 
снежного покрова неравномерна: на равнинных участках - до одного метра, в 
оврагах и распадках - до 3,0 м. Разрушение устойчивого снежного покрова 
начинается в середине мая, заканчивается к середине июня. Среднегодовое 
количество осадков около 450 мм, наибольшее количество осадков приходится 
на август - сентябрь. В весенне-летний период на территории преобладают ветры 
северного и северо-западного направления, зимой – южные и юго-западные. 
Максимальная скорость ветра достигает 25 м/с, средняя скорость ветра – 5-7 м/с. 
Месторождение находится в зоне распространения многолетнемерзлых 
пород. В среднем толщина этой зоны составляет 450-480 м, толщина деятельного 
слоя – 0,5-1,0 м. Многолетнемёрзлые грунты представлены преимущественно 
супесями, лёгкими суглинками с включениями гравия, гальки и валунов, а также 
пылеватыми и мелкими песками и торфяниками. Расположение 
многолетнемёрзлых грунтов не однородно, при строительстве любых объектов 
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обустройства необходимо проводить изыскания, для определения конкретных 
условий строительства объектов инфраструктуры. 
При нарушении температурного режима многолетнемёрзлых пород, из-за 
высокой льдистости они дают большие осадки. Относительная осадка при 
оттаивании грунтов составляет 0,09-0,4 д.ед., у торфяников более 0,4 д.ед. 
Многолетнемерзлые грунты с относительной осадкой при оттаивании 0,1 
д.ед. и менее относятся к непросадочным грунтам, с осадкой при оттаивании от 
0,1 до 0,3 д.ед. – к просадочным грунтам, более 0,3 д.ед. - к сильнопросадочным. 
Гидрографическая сеть принадлежит бассейну р. Большая Хета и ее 
притокам (р. Лодочная и др.). Река Б. Хета судоходна для малотоннажных 
(водоизмещением до 1000 т) судов в весенний период в течение 25-30 дней от 
участка месторождения до устья, где она впадает в р. Енисей. Река Лодочная не 
судоходна, шириной около 50 м, глубиной 0,3-2,0 м. Ледоход начинается с 
верховьев реки в середине апреля и заканчивается в середине июня. В это же 
время заканчивается ледоход и на р. Енисей. Ледостав начинается в первых 
числах октября, продолжительность навигации 130 суток. 
 
 
Рисунок 1.1 - Обзорная карта района работ 
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1.2 Геолого-физическая характеристика месторождения 
 
1.2.1 Литолого-стратиграфическая характеристика разреза 
 
В геологическом строении Ванкорского месторождения принимают 
участие метаморфические образования архейско-среднепротерозойского 
возраста, осадочные образования ранне-средне-позднепалеозойского и 
мезозойско-кайнозойского возраста (Рисунок 1.2). Глубоким бурением изучены 
только отложения мезозойско-кайнозойского возраста. Литолого-
стратиграфическая характеристика продуктивных горизонтов представлена 
ниже. 
Нижнехетская свита (Нх). Отложения свиты залегают согласно на 
отложениях верхней юры. Свита, представлена преимущественно алевролитами 
и аргиллитами, неравномерно известковистыми. Песчаные и алеврито-песчаные 
разности имеют подчиненное значение. Порода серого и зеленовато-серого цвета 
с тонкими прослоями обугленного растительного детрита, встречается 
глауконит и пирит. Для отложений характерны сложные виды косой слоистости, 
обусловленной совместным воздействием волн и течений, встречаются 
деформационные текстуры, окатыши глин, обилие фауны различной 
сохранности, биотурбация незначительная, в основном ходы обитания. Возраст 
свиты берриас - ранний валанжин. К отложениям свиты приурочены 
продуктивные пласты Нх-I, Нх-III-IV. 
Толщина свиты в скважине Вн-11 составляет 454 м. 
Суходудинская свита (Сд) согласно залегает на отложениях нижнехетской 
свиты, представлена переслаиванием песчаников с глинисто-алевритовыми 
породами. Некоторые глинистые пачки имеют региональное развитие. 
Мощность отдельных песчаных пластов достигает 60 м. Глинистые пачки 
толщиной до 40 м, сложены тонким переслаиванием аргиллитов и алевролитов. 
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Рисунок 1.2 - Сводный литолого-стратиграфический разрез юрских и меловых отложений 
Ванкорского месторождения 
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Меловая система (нижний мел - K1) представлена следующим составом. 
Песчаники светло-серого и серого цвета, иногда с зеленоватым оттенком, 
мелкосреднезернистые, глинистые, с известковистыми и каолинизированными 
прослоями. Алевролиты серые, буровато-серые в зависимости от содержания 
глинистого и углистого материала, с линзочками и прослоями мелкозернистого 
песчаника и аргиллита. Песчаники и алевролиты преимущественно хорошей 
сортировки, аркозовые, цементируются слюдисто-глинисто-каолинитовым и 
карбонатным материалом, содержание которого меняется. В песчаниках часто 
наблюдаются немногочисленные угловатые обломки темно-серых аргиллитов, 
пропластки и линзовидные включения углисто-глинистого материала и 
обугленного детрита, по плоскостям наслоения намывы слюды. Аргиллиты 
темно-серые, в различной степени алевритистые, зачастую содержат линзы, 
прослои алевролитов и песчаников более светлого цвета. В аргиллитах много 
растительных остатков, конкреций и включений сидерита, обломков обугленной 
древесины. Глинистая часть состоит из гидрослюды, хлорита, смешанослойных, 
каолинита. Возраст свиты ранний валанжин - ранний готерив датируется по 
комплексу фораминифер и спорово-пыльцевому комплексу. К отложениям 
свиты приурочен продуктивный пласт Сд-IX. 
Толщина свиты в скважине СВн-1 достигает 601 м. 
Малохетская свита (Мх) залегает на суходудинской свите. Разрез свиты, 
представлен преимущественно песчаниками с подчиненными прослоями 
глинисто-алевритовых пород, содержащими линзы и прослои известковых 
разностей пород, включения обугленных растительных остатков и обломков 
углей. 
Песчаники светло-серые, серые, мелкозернистые, рыхлые. Алевролиты 
серые, тонкозернистые, плотные, массивные. Аргиллиты темно-серые, плотные, 
тонкослоистые, слабоволнистые, плитчатые. 
Толщина свиты меняется от 145 м (скважина Вн-4) до 200 м (скважина 
СВн-4). Остатки микро- и макрофауны в отложениях свиты, не обнаружены. 
Раннеготеривский-раннеаптский возраст определяется на основании спорово-
пыльцевого комплекса. 
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Яковлевская свита (Як) согласно залегает на отложениях малохетской 
свиты. Представлена отложениями надводных дельтовых равнин - 
аргиллитоподобными глинами, углистыми рассланцованными аргиллитами, 
алевролитами, слаболитифицированными песчаниками, содержащими прослои 
углей, известковых и сидеритовых песчаников, известняков, гальку кремнистых 
и магматических пород. Слоистость пород тонкая, косая, горизонтальная, 
перекрестная, линзовидная, обусловленная наличием прослоев углистого и 
слюдистого материала. Цвет пород варьирует от светло-серого, почти белого до 
черного. Пачки глинисто-алевритовых и песчаных пород невыдержанны по 
составу и мощности. В верхней части разреза количество глинистых пород 
увеличивается. Отличительной особенностью разреза яковлевской свиты 
является наличие прослоев углей мощностью 2-4 м, выделяемых внутри 
глинисто-алевритовых пачек. 
В отложениях яковлевской свиты, обнаружены редкие находки макро и 
микрофауны и спорово-пыльцевой комплекс, указывающий на апт-альбский 
возраст пород. С отложениями свиты связаны продуктивные пласты Як-I, Як-III-
VII. 
Толщина яковлевской свиты изменяется от 561 м (скважина СВн-1) до 652 
м (скважина Вн-8). 
Меловая система (нижний-верхний отделы - K1-2) представлена 
следующими свитами. Долганская свита (Дл) согласно залегает на отложениях 
яковлевской толщи. Представлена серыми и зеленовато-серыми песчаниками и 
песками, с прослоями буровато-серых алевролитов и аргиллитов, с включением 
растительных остатков. 
Пески и песчаники мелко-среднезернистые часто алевритистые, от рыхлых 
до уплотненных, слюдистые, прослоями каолинизированные, кварц-
полевошпатового состава. Алевролиты и глины серые, темно-серые с 
зеленоватым оттенком, тонкослоистые, частично каолинизированные. В 
песчаниках встречаются известковые и сидеритовые конкреции. В целом для 
пород характерно наличие редких тонких прослоек углей, обломков древесины, 
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галек глин. Фауны в отложениях долганской свиты не обнаружено. Альб-
сеноманский возраст пород определен по спорово-пыльцевому комплексу. 
Толщина свиты составляет 233-271 м. 
 
1.2.2 Тектоническое строение 
 
Рассматриваемая территория находится в пределах Большехетской 
структурной мегатерассы, положительного незамкнутого элемента I порядка в 
пределах Надым-Тазовской синеклизы. 
Большехетская структурная мегатерраса представляет собой сложно 
построенную зону, нарушающую монотонность восточного борта Надым–
Тазовской синеклизы, имеет субмеридиональную ориентировку. Размеры (35-
110) х 300 км, мегатерраса осложнена двумя валообразными поднятиями 
третьего порядка – Сузунским и Лодочным, а также одной незамкнутой 
структурой второго порядка – Русскореченским выступом. В их пределах 
выделены Тайкинское, Токачинское, Сузунское, Ванкорское, Лодочное и 
Тагульское локальные поднятия. 
Ванкорская структура осложняет северное окончание Лодочного 
валообразного поднятия. 
Ванкорское поднятие по всем картируемым уровням представляет собой 
брахиантиклинальную структуру, вытянутую с юга на север. 
По кровле долганской свиты поднятие замыкается изогипсой -980 м, имеет 
длину 28,3 км, и ширину 8,8-14,9 км. Высота поднятия 60 м, площадь 313,8 км2. 
Южный купол поднятия оконтуривается изогипсой -950 м, имеет высоту 30 м и 
площадь 213 км2. Северный купол по этому уровню не сформирован. На его мес-
те находится 4 мелких брахиантиклинали амплитудой менее 10 м. 
По кровле нижнеяковлевской подсвиты Ванкорское поднятие 
оконтуривается изогипсой -1600 м, имеет длину 30,3 км и ширину 5,6-13,3 км. 
Высота поднятия 70 м, площадь 269,2 км2. Северный и южный купола 
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замыкаются изогипсой -1580 м. Южный купол имеет высоту 45 м и площадь 
115,6 км2, а северный - 20 м и 45,5 км2, соответственно. 
По кровле нижнехетской свиты Ванкорское поднятие оконтуривается 
изогипсой -2620 м, имеет длину 32,1 км и ширину 11,7-18,1 км. Высота поднятия 
120 м, площадь 462,8 км2. Северный и южный купола замыкаются изогипсой -
2570 м. Южный купол имеет высоту 70 м и площадь 133,5 км2, а северный - 25 м 
и 41,5 км2, соответственно. По уровню нижнехетской свиты Ванкорское 
поднятие осложнено малоамплитудными разломами, смещение по которым не 
превышает 10 м. Данные разломы отчетливо видны на сейсмических профилях, 
но экранирующие свойства их до сих пор не доказаны. 
Рассматриваемое месторождение расположено в центральной части 
Большехетского нефтегазоносного района Пур-Тазовской нефтегазоносной 
области на территории Красноярского края. Промышленная продуктивность 
Большехетского НГР в последующем подтверждена открытием Лодочного, 
Тагульского и Ванкорского газонефтяных месторождений. 
 
1.3 Физико-гидродинамическая характеристика продуктивных 
коллекторов 
 
На Ванкорском месторождении отбор керна проводился при поисково-
разведочных работах и в рамках программы доразведки и исследовательских 
работ в процессе эксплуатационного бурения для изучения изменчивости 
свойств основных продуктивных пластов. 
Всего на месторождении был отобран керн из 20 поисково-разведочных и 
12 эксплуатационных скважин. Проходка с отбором керна составила 6007,5 м, 
длина поднятого на поверхность керна-5176,8 м. Вынос керна по 
месторождению составил в среднем 86,2 % от проходки и 5,1 % от общей 
глубины скважин. Наибольший объем керна отобран из нижнехетской свиты 
(46,4 %) из 28 скважин, менее всего отобрано керна из суходудинской свиты 
(3,6%) из 6 скважин.  
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Коллектор продуктивных пластов Дл-I-III долганской свиты 
охарактеризован керном в 17 скважинах среднее значение пористости 30 % по 
283 определениям. Среднее значение проницаемости – 476 мД по 239 
определениям в 17 скважинах. Среднее значение водоудерживающей 
способности в газонасыщенной части пласта 33 % по 49 определениям из 4 
скважин. 
Коллектор продуктивного пласта Як-I яковлевской свиты охарактеризован 
керном в 4 скважинах среднее значение пористости 26 % по 17 определениям. 
Среднее значение проницаемости 813,37 мД по 19 определениям в 4 скважинах. 
Исследование водоудерживающей способности в нефте-газонасыщенном 
коллекторе не проводилось. 
Коллектор продуктивного пласта Як-II яковлевской свиты 
охарактеризован керном в 6 скважинах среднее значение пористости 25 % по 18 
определениям. Среднее значение проницаемости 83 мД по 22 определениям в 6 
скважинах. Среднее значение водоудерживающей способности в 
нефтенасыщенной части пласта 32 % по 1 определению из 1 скважины. 
Коллектор продуктивных пластов Як-III-VII яковлевской свиты 
охарактеризован керном в 21 скважине среднее значение пористости 27 % по 936 
определениям. Среднее значение проницаемости 528,5 мД по 927 определениям 
в 21 скважине. Среднее значение водоудерживающей способности в газо-
нефтенысыщенной части пласта 25 % по 129 определениям из 19 скважин. 
Коллектор продуктивного пласта Сд-IX суходудинской свиты 
охарактеризован керном в 4 скважинах среднее значение пористости 23 % по 241 
определению. Среднее значение проницаемости 314,35 мД по 240 определениям 
в 4 скважинах. Однако в работе принимается среднее значение проницаемости 
167 мД, характерное для прикровельной части суходудинского пласта, в силу 
того, что нефтяная залежь приурочена именно к верхней части пласта, ФЕС 
которой существенно хуже, чем для нижней части. Среднее значение 
водоудерживающей способности в нефтенасыщенной части 31 % по 9 
определениям из 1 скважины. 
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Коллектор продуктивного пласта Нх-I нижнехетской свиты 
охарактеризован керном в 20 скважинах среднее значение пористости 19 % по 
403 определениям. Среднее значение проницаемости 30,17 мД по 393 
определениям в 21 скважинах. Среднее значение водоудерживающей 
способности в нефтенасыщенной части 49% по 167 определениям из 15 скважин. 
Коллектор продуктивных пластов Нх-III-IV нижнехетской свиты 
охарактеризован керном в 24 скважинах среднее значение пористости 20 % по 
1219 определениям. Среднее значение проницаемости 175,31 мД по 1282 
определениям в 24 скважинах. Среднее значение водоудерживающей 
способности в газо-нефтенасыщенной части 38 % по 293 определениям из 11 
скважин.  
Изучение кернового материала проводилось по комплексной программе, 
включающей определение пористости и проницаемости при атмосферном и 
эффективном давлениях, объемной и минералогической плотностей, 
гранулометрического состава пород и карбонатности, изготовление и описание 
петрографических шлифов, микрофаунистические определения и 
рентгеноструктурный анализ. Произведено снятие кривых капиллярного 
давления методами центрифугирования и полупроницаемой мембраны, в 
результате чего дана оценка остаточной водонасыщенности, а также 
эффективных пористости и проницаемости. Проведено измерение 
электрических свойств пород, в т.ч. определены значения параметра пористости 
и параметра насыщения в атмосферных условиях. Получены данные, 
характеризующие упругие свойства горных пород и сжимаемость пор, а также 
удельное электрическое сопротивление пород в пластовых условиях. 
Остаточная водонасыщенность определялась методом центрифугирования 
на центрифуге ЦЛС-3 в соответствии с ГОСТ 39-204-86 «Нефть. Метод 
лабораторного определения остаточной водонасыщенности коллекторов нефти 
и газа по зависимости насыщенности от капиллярного давления». 
Комплекс лабораторных исследований керна включал в себя следующие 
виды анализов: 
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- определение фильтрационно-емкостных и физических свойств 
пород, остаточной водо- и нефтенасыщенности; 
- определение гранулометрического и минералогического состава; 
изучение в шлифах петрографических характеристик; фаунистические, 
микрофаунистические и палинеологические определения; определение 
петрофизических параметров, включая такие как смачиваемость пород-
коллекторов, интервальное время (ΔТ), электрические свойства, в том числе в 
условиях, моделирующих пластовые; 
- определение открытой пористости по методу Преображенского в 
соответствии с ГОСТ 26450.0-85 и ГОСТ 26450.7-85 определение 
газопроницаемости в приборе ГК-5 путем пропускания воздуха через 
вышеуказанный образец в соответствии с ГОСТ 26450.0-85 и ГОСТ 26450.2-85 
«Породы горные. Методы определения коллекторских свойств». 
 
1.4 Физико-химические свойства нефти, газа и воды 
 
Глубинные пробы отбирались пробоотборниками ИМСП-20, ПВП-5, ВПП-
300, а также при помощи MDT. 
Поверхностные пробы нефти отбирались в мерные емкости из 
газосепаратора при наличии фонтанирующих притоков. При не переливающих 
притоках – желонкой с уровня. 
Исследования свойств пластовых флюидов производились лабораториями 
ОАО «ТомскНИПИнефть», НК «Роснефть»-НТЦ, ИЦ Красноярскгеология, ЦЛ 
«ВостСибНИИГГиМСа», Schlumberger. 
Пласты Дл-I-III охарактеризованы 22 устьевыми пробами свободного газа, 
а также 2 пробами газа, растворенного в воде. Газ по своему составу относится к 
сухим, содержание метана варьируется в пределах 82,1-99,2% (и в среднем равно 
91,1%). Плотность свободного газа в стандартных условиях, в среднем, равна 
0,715 кг/м3 (относительная плотность в среднем равна 0,594). 
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Свойства пластовой воды охарактеризованы 7 пробами, согласно которым 
по степени минерализации она относится к солоноватой минерализация в 
среднем 12,1 г/дм3. Плотность пластовой воды в поверхностных условиях в 
среднем составила 1007 кг/м3. Плотность воды в пластовых условиях была 
рассчитана по зависимости Ляпкова П.Д. и составила 1006 кг/м3. Вязкость воды 
в пластовых условиях была определена, используя зависимость Ляпкова П.Д. и 
составила 1,2 мПа*с. Генетическая классификация пластовых вод по В.А. 
Сулину позволяет отнести их к водам хлоридно-кальциевого типа. 
Пласт Як-I охарактеризован 1 пробой газа, растворенного в воде, 1 пробой 
газа, растворенного в нефти. Газ, растворенной в нефти, сухой (метана – 98%). 
Плотность газа равна 0,828 кг/м3 (относительная плотность в среднем равна 
0,687). 
Согласно результатам анализа 1 глубинной пробы нефти давление 
насыщения составило 13 МПа, при этом газосодержание равно 41 м3/м3 (или 44,9 
м3/т), объемный коэффициент составил 1,08. Плотность нефти в пластовых 
условиях – 864,1 кг/м3, в стандартных условиях – 912,5 кг/м3. Вязкость нефти в 
пластовых условиях – 23,23 мПа*с, в стандартных условиях – 202,6 мПа*с. 
По своим свойствам товарная нефть пластов Як-I относится к типу 
битуминозных (плотность сепарированной нефти составила 912,5 кг/м3), по 
содержанию серы нефть относится к классу малосернистых (0,2%), по 
содержанию парафинов – к малопарафинистым (0,4%), по суммарному 
содержанию асфальто-смолистых веществ – к смолистым (9,8%: асфальтенов– 
0,28%, силикагелевых смол – 9,53%). Температура начала кипения нефти 
+220С, застывания -38С. Потенциальное содержание фракций выкипающих до 
200С составило 2%; до 300С – 10,5%. 
Свойства пластовой воды охарактеризованы 4 пробами, согласно которым 
по степени минерализации она относится к солоноватой минерализация в 
среднем 14,1 г/дм3. Плотность пластовой воды в поверхностных условиях в 
среднем составила 1009 кг/м3. Плотность воды в пластовых условиях была 
рассчитана по зависимости Ляпкова П.Д. и составила 1004 кг/м3. Вязкость воды 
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в пластовых условиях составила 0,9 мПа*с. Генетическая классификация 
пластовых вод по В.А. Сулину позволяет отнести их к водам хлоридно-
кальциевого типа. 
Газ пласта Як-III-VII охарактеризован 19 устьевыми пробами и 31 пробами 
газа, растворенного в нефти. Содержание метана – 93,7%, плотность газа – 0,726 
кг/м3 (относительная по воздуху – 0,603). 
Согласно результатам анализа 42 глубинных проб нефти давление 
насыщения в среднем составило 13,7 МПа. Газосодержание нефти в среднем 
равно 45,9 м3/м3 / 51,6 м3/т (дифференциальное разгазирование), объемный 
коэффициент составил в среднем 1,1 (дифференциальное разгазирование). 
Плотность нефти в пластовых условиях в среднем – 851,1 кг/м3, в стандартных в 
среднем – 898,7 кг/м3. Вязкость нефти в пластовых условиях в среднем – 11 
мПа*с, в стандартных в среднем – 88,5 мПа*с. 
По своим свойствам товарная нефть пластов Як-III-VII относится к типу 
битуминозных (плотность сепарированной нефти составила 905 кг/м3), по 
содержанию серы нефть относится к классу малосернистых (в среднем 0,2%), по 
содержанию парафинов – к малопарафинистым (1% в среднем), по суммарному 
содержанию асфальто-смолистых веществ – к смолистым (8,9%: асфальтенов– 
0,4%, силикагелевых смол – 8,5%). Температура начала кипения нефти +162С, 
застывания -44С. Потенциальное содержание фракций выкипающих до 100оС-
0,6%, 150оС – 1,2%, 200C – 2,6%, 250оС – 8,2%, 300С – 22%. 
Свойства пластовой воды охарактеризованы 11 пробами, согласно 
которым по степени минерализации она относится к солоноватой. 
Минерализация в среднем составила 16,4 г/дм3. Плотность пластовой воды в 
поверхностных условиях в среднем составила 1009 кг/м3. Плотность воды в 
пластовых условиях была рассчитана по зависимости Ляпкова П.Д. и составила 
1003 кг/м3. Вязкость воды в пластовых условиях составила 0,85 мПа*с. 
Генетическая классификация пластовых вод по В.А. Сулину позволяет отнести 
их к водам хлоридно-кальциевого типа. 
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Газ пласта Сд-IХ охарактеризован 5 пробами газа, растворенного в нефти, 
1 пробой газа, растворенного в воде, и 1 пробой сводобного газа. Газ сухой. 
Содержание метана в свободном газе – 97,7%, плотность газа – 0,702 кг/м3 
(относительная по воздуху – 0,582). 
Согласно результатам анализа 4 глубинных проб нефти давление 
насыщения в среднем составило 20,9 МПа. Газосодержание нефти в среднем 
равно 72,7 м3/м3 / 83,8 м3/т (дифференциальное разгазирование), объемный 
коэффициент составил в среднем 1,177 (дифференциальное разгазирование). 
Плотность нефти в пластовых условиях в среднем – 776 кг/м3, в стандартных в 
среднем – 867,8 кг/м3. Вязкость нефти в пластовых условиях в среднем – 2,49 
мПа*с, в стандартных в среднем – 20,2 мПа*с. 
По своим свойствам товарная нефть относится к типу средних (плотность 
сепарированной нефти составила 0,867 кг/м3), по содержанию серы нефть 
относится к классу малосернистых (0,1%), по содержанию парафинов – к 
парафинистым (2,1%), по суммарному содержанию асфальто-смолистых 
веществ – к малосмолистым 3%. Температура начала кипения нефти +113С, 
застывания -43С. Потенциальное содержание фракций выкипающих до 200С – 
9,5%, до 300С – 30,7%. 
Свойства пластовой воды охарактеризованы 2 пробами, согласно которым 
по степени минерализации она относится к солоноватой. Минерализация в 
среднем составила 18,5 г/дм3. Плотность пластовой воды в поверхностных 
условиях в среднем составила 1012 кг/м3. Плотность воды в пластовых условиях 
была рассчитана по зависимости Ляпкова П.Д. и составила 998 кг/м3. Вязкость 
воды в пластовых условиях составила 0,63 мПа*с. Генетическая классификация 
пластовых вод по В.А. Сулину позволяет отнести их к водам гидрокарбонатно-
натриевого типа. 
Газ пласта Нх-I охарактеризован 18 устьевыми пробами газа, а также 15 
пробами газа, растворенного в нефти. Газ полужирный, содержание метана 
составило 83,9%, плотность газа – 0,851 кг/м3 (относительная по воздуху – 0,707). 
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Согласно результатам анализа 18 глубинных проб нефти давление 
насыщения в среднем составило 18,4 МПа. Газосодержание нефти в среднем 
равно 101 м3/м3 / 122,5 м3/т (дифференциальное разгазирование), объемный 
коэффициент составил в среднем 1,177 (дифференциальное разгазирование). 
Плотность нефти в пластовых условиях в среднем – 723,6 кг/м3, в стандартных 
условиях – 833,7 кг/м3. Вязкость нефти в пластовых условиях в среднем – 0,99 
мПа*с, в стандартных условиях в среднем – 8,66 мПа*с. 
По своим свойствам товарная нефть относится к типу лёгких (плотность 
сепарированной нефти составила 842 кг/м3), по содержанию серы нефть 
относится к классу малосернистых (в среднем 0,1%), по содержанию парафинов 
– к парафинистым (4,4% в среднем), по суммарному содержанию асфальто-
смолистых веществ – к смолистым (5,8%: асфальтенов– 0,8%, силикагелевых 
смол – 5%). Температура начала кипения нефти +73,8С, застывания +3,1С. 
Потенциальное содержание фракций выкипающих до 100оС 4%, 150оС – 12%, 
200С – 21%, 250оС – 32,5%, 300С – 44,5%. 
Свойства пластовой воды охарактеризованы 17 пробами, согласно 
которым по степени минерализации она относится к солоноватой. 
Минерализация в среднем составила 14,8 г/дм3. Плотность пластовой воды в 
поверхностных условиях в среднем составила 1008 кг/м3. Плотность воды в 
пластовых условиях составила 991,5 кг/м3. Вязкость воды в пластовых условиях 
составила 0,57 мПа*с. Генетическая классификация пластовых вод по В.А. 
Сулину позволяет отнести их к водам хлоридно-кальциевого типа. 
Газ пласта Нх-III-IV охарактеризован 19 устьевыми пробами газа, а также 
31 пробами газа, растворенного в нефти и воде. Газ полужирный, содержание 
метана составило 82,8%, плотность газа – 0,833 кг/м3 (относительная по воздуху 
– 0,692). 
Согласно результатам анализа 37 глубинных проб нефти давление 
насыщения в среднем составило 21,9 МПа. Газосодержание нефти в среднем 
равно 125,6 м3/м3 / 149,6 м3/т (дифференциальное разгазирование), объемный 
коэффициент в среднем составил 1,335 (дифференциальное разгазирование). 
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Плотность нефти в пластовых условиях в среднем – 712,1 кг/м3, в стандартных 
условиях в среднем – 841,1 кг/м3. Вязкость нефти в пластовых условиях в 
среднем – 0,91 мПа*с, в стандартных условиях в среднем – 8,9 мПа*с. 
По своим свойствам товарная нефть относится к типу лёгких (плотность 
сепарированной нефти составила 846 кг/м3), по содержанию серы нефть 
относится к классу малосернистых (в среднем 0,11%), по содержанию парафинов 
– к парафинистым (3,9% в среднем), по суммарному содержанию асфальто-
смолистых веществ – к смолистым (6%: асфальтенов– 0,5%, силикагелевых смол 
– 5,5%). Температура начала кипения нефти +66С, застывания -7,2С. 
Потенциальное содержание фракций выкипающих до 100оС 4,6%, 150оС – 
14,5%, 200С – 24,2%, 250оС – 34,6%, 300С – 46,4%. 
Свойства пластовой воды охарактеризованы 34 пробами, согласно 
которым по степени минерализации она относится к солоноватой. 
Минерализация в среднем составила 12,6 г/дм3. Плотность пластовой воды в 
поверхностных условиях в среднем составила 1007 кг/м3. Плотность воды в 
пластовых условиях была рассчитана по зависимости Ляпкова П.Д. и составила 
987,5 кг/м3. Вязкость воды в пластовых условиях составила 0,51 мПа*с. 
Генетическая классификация пластовых вод по В.А. Сулину позволяет отнести 
их к водам хлоридно-кальциевого типа. 
Конденсатогазовый (КГФ) фактор по стабильному конденсату составил 
177,32 г/м3 (246,5 см3/м3), плотность дегазированного конденсата – 702,5 – 736,2 
кг/м3 (719,4 кг/м3 – среднее), молярная масса 107,18 г/моль. Содержание метана 
в пластовом газе – 89,8%; С5+ фракции – 3,9%.  
 
Таблица 1.1 -Сравнительная характеристика основных физико-химических показателей 
нефтей Ванкорского месторождения 
Залежь Давление 
насыщения, 
МПа 
Газосодержание, м3/м3 Объемный 
коэффициент 
Плотность нефти, 
кг/м3 
ЯкIII-VII 15,9 54,6 1,12 902,5 
Нх-I 25,4 166,5 1,422 823 
НхIII-IV 27,1 178,3 1,458 845 
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1.5 Запасы нефти, газа, КИН 
 
Подробная характеристика структуры, состояния и состава запасов нефти 
и газа на Ванкорском нефтегазоконденсатном месторождении представлена в 
таблице 1.2, таблице 1.3, таблице 1.4. 
 
Таблица 1.2 – Состояние запасов нефти Ванкорского месторождения, числящихся на 
государственном балансе на 01.01.2013 г. 
Лицензионный участок 
Начальные запасы нефти, тыс. тонн 
Текущие запасы 
нефти, тыс. т 
Геологические Извлекаемые КИН, доли ед. Геологические 
     Залежь Як-I 4070 1880 0,462 4070 
Залежь Як-II 9274 4284 0,462 9274 
Залежь Як-III-VII 28321 13085 0,462 28321 
Залежь Сд-IX 1792 579 0,323 1792 
Залежь Нх-I 4513 1675 0,371 4513 
Залежь Нх-III-IV 5997 2441 0,407 5997 
Ванкорский ЛУ 19956 8924 0,447 19956 
Северо-Ванкорский ЛУ 3 851 14960 0,442 33851 
Нераспределенный фонд 160 60 0,371 160 
Итого по 
месторождению 
53967 23944 0,444 53967 
 
Таблица 1.3 – Состояние запасов свободного газа и газа газовых шапок Ванкорского 
месторождения, числящихся на государственном балансе на 01.01.2013 г. 
Лицензионный участок 
Начальные геологические 
запасы, млн.м3 
Текущие геологические запасы, 
млн.м3 
   Свободный газ (СВ) 
Залежь Як-I 423 423 
Ванкорский ЛУ 423 423 
Итого СВ по месторождению 423 423 
Газ газовой шапки (ГШ) 
Залежь Як-I 631 631 
Залежь Як-II 4127 4127 
Ванкорский ЛУ 4431 4431 
Северо-Ванкорский ЛУ 327 327 
Итого ГШ по месторождению 4758 4758 
 
Запасы углеводородов Ванкорского месторождения, числящиеся на 
Государственном балансе, составляют: 
1. Нефти (геологические/извлекаемые): 
-    - по категории ВС1 – 1081416/469210 тыс.т;  
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-    - по категории С2 – 53967/23944тыс тыс.т. 
2. Растворенного газа: ВС1 – -/55311 млн.м3; С2– -/2115 млн.м3. 
3. Конденсата: ВС1 - 9356/6801 тыс.т. 
4. Газа газовой шапки: ВС1 - 65296/- млн.м3, С2 - 4758/- млн.м3. 
5. Свободного газа: ВС1 - 47191/- млн.м3, С2 - 423/- млн.м3. 
 
Таблица 1.4 – Состояние запасов растворенного газа Ванкорского месторождения, 
числящихся на государственном балансе на 01.01.2013 г. 
Лицензионный участок Текущие запасы растворенного газа, млн. м3 
  Залежь Як-I 112 
Залежь Як-II 257 
Залежь Як-III-VII 790 
Залежь Сд-IX 103 
Залежь Нх-I 338 
Залежь Нх-III-IV 515 
Ванкорский ЛУ 706 
Северо-Ванкорский ЛУ 1397 
Нераспределенный фонд 12 
Итого по месторождению 2115 
 
1.6 Сводная геолого-промысловая информация 
 
Ванкорское месторождение расположено в Большехетском 
нефтегазоносном районе Пур-Тазовской нефтегазоносной области на 
территории Красноярского края. 
Ванкорское месторождение является многопластовым: в отложениях 
мелового возраста выявлено семь продуктивных пластов, содержащих семь 
залежей. Из них залежь Дл-I-III - газовая, залежи в пластах яковлевской свиты 
(Як-I, Як-II, Як-III-VII) газонефтяные; в средней части разреза установлены две 
чисто нефтяные залежи в пластах Сд-IX и Нх-I суходудинской и нижнехетской 
свит соответственно, в низах мелового разреза расположена 
нефтегазоконденсатная залежь пласта Нх-III-IV нижнехетской свиты. 
Залежь пласта Дл-I-III газовая, пластовая сводовая, литологически 
экранированная. ГВК принят на абсолютной глубине –976 м. Площадь 
газоносности составляет 208,7 км2, средняя общая толщина пласта 44,5 м. 
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Эффективная газонасыщенная толщина в скважинах в варьируется от 3,4 м. до 
38,5 м, составляя в среднем 12,2 м.  
Залежи пласта Як-I контролируются северным и южным куполами. Залежь 
северного купола - нефтегазовая (на балансе 2011 года фигурировала как 
газовая). Сложена алевропесчаниками и алевролитами. Залежь южного купола – 
газовая, пластовая, ограничена зонами глинизации. Общая площадь 
нефтегазоносности залежи составляет 30,9 км2, средняя толщина пласта 12 м. 
Эффективная нефтенасыщенная толщина изменяется от 0,1 м до 10,5 м, 
составляя в среднем 2,3 м. Эффективная газонасыщенная толщина в разрезах 
скважин изменяется от 0,6 м до 9,6 м, составляя в среднем по залежи 3,8 м.  
Залежь пласта Як-II согласно данным ГИС нефтегазовая, пластовая, 
сводовая, продуктивна только в южной части месторождения, в северной части 
месторождения пласт Як-II, по данным бурения эксплуатационных скважин, 
глинизируется. Площадь нефтегазоносности 72,5 км2, средняя общая толщина 
залежи 6 м. Эффективная нефтенасыщенная толщина изменяется от 1,1 м до 7,4 
м, составляя в среднем 3,8 м. Эффективная газонасыщенная толщина в разрезах 
скважин изменяется от 0,5 м до 7,7 м, в среднем 2,6 м. В восточной и западной 
частях залежь южного купола ограничена зонами глинизации.  
Залежь пласта Як-III-VII газонефтяная, массивная, сводовая. Для пласта 
Як-III-VII ВНК определен в интервале -1657,4 (скв.702) ÷ -1632,1 м (скв. 116). 
Площадь залежи 274,9 км2, ее общая толщина в среднем 94 м. Эффективная 
нефтенасыщенная толщина в разрезах скважин изменяется от 1,2 м до 45 м, 
составляя в среднем 17,3 м. Минимальная эффективная газонасыщенная 
толщина составляет 0,4 м, максимальная достигает 22,2 м, а в среднем по залежи 
– 9 м. Структурная карта кровли пласта Як-III-VII приведена на граф. П. 5.  
Скважины, пробуренные в 2011-2012 году, свидетельствуют об 
усложнении геологического строения пласта Як-III-VII в северной части 
месторождения. Наблюдается более высокая расчлененность, по сравнению с 
ожидаемой и снижаются эффективные нефтенасыщенные толщины за счет 
появления локальных зон глинизации. 
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Для северной части месторождения характерно появление в 
прикровельной части пласта слаборадиоактивной пачки алеврито-глинистых 
пород. Пачка, по данным исследований керна, представлена переслаиванием 
аргиллитов и алевролитов неясно-, косо-, горизонтально слоистых, с тонкими 
(0.1-0.2 м) прослоями нефтенасыщенного песчаника и имеет пойменное 
происхождение. Для северной части месторождения ввиду площадного 
распространения данная пачка может служить репером, отделяющим пласты Як-
IV и Як-III. Пласт Як-III на северном куполе месторождения представляет собой 
изолированную от нижележащих отложений песчаную нефтенасыщенную 
линзу, выше принятого ГНК по пласту Як-III-VII (согласно данным испытаний 
MDT в скважине 164, а также в результате испытания скв. 540 из интервала 
перфорации а.о. -1591-1596,8м.). Залежь Як-III нефтяная, сводовая, 
литологически экранированная, площадь залежи составляет 43,3 км2, высота 
залежи 12 м, нефтенасыщенные толщины по данным ГИС изменяются от 0,2 м 
до 10,2 м, средневзвешенная толщина по залежи составляет 3 м.  
Таким образом, геологическое строение северной части основного объекта 
разработки Як-III-VII имеет существенно более сложный характер, чем 
ожидалось. Северный купол сложен более выраженными русловыми 
отложениями (меандрирующих рек) и включает обширные зоны глинизации, 
локальные песчаные линзы, характеризуется высокой расчленностью. 
Залежь пласта Сд-IX нефтяная, массивная, сводовая. ВНК принят на 
абсолютной глубине –2378,8 м. Площадь залежи составляет 17,9 км2, средняя 
толщина пласта – 36 м. Эффективная нефтенасыщенная толщина составляет в 
среднем 5,3 м. Структурная карта кровли пласта Сд-IX приведена граф. П. 6. 
Залежь пласта Нх-I нефтяная, пластовая, сводовая, литологически 
ограниченная. Положение ВНК изменяется от -2672,2 до -2646,0 м. Площадь 
нефтегазоносности 329,45 км2, средняя общая толщина пласта 54,9 м. 
Эффективная нефтенасыщенная толщина изменяется от 0,7 м до 18,5 м, 
составляя в среднем 7,3 м. Структурная карта кровли пласта Нх-I приведена на 
граф. П. 7. Характерной геологической особенностью данного пласта является 
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наличие зоны глинизации (замещения) пласта в северо-восточной части 
месторождения, в районе скважины СВн-2.  
Залежь Нх-III-IV нефтегазоконденсатная, пластовая, сводовая. 
Абсолютная отметка положения ГНК не изменилась по сравнению с ДТСР 2011 
и составляет -2716 м. Для пласта Нх-III-IV ВНК в скважинах определен в 
интервале -2766,27 (скв. 9N) ÷ -2748,2 м (скв. 154) с общим наклоном в юго-
восточном направлении. Площадь нефтегазоносности 290,3 км2, общая толщина 
пласта 72,83 м. Эффективная нефтенасыщенная толщина изменяется от 1,25 м до 
37,25 м со средним значением по залежи 17,4 м. Эффективная газонасыщеная 
толщина изменяется от 1,2 м до 41,6 м со средним значением по залежи 13,9 м. 
Структурная карта кровли пласта Нх-III-IV приведена на граф. П. 8. Характерной 
геологической особенностью данного пласта является наличие пропластка с 
улучшенной проницаемостью (суперколлектора). 
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2 Технологическая часть 
 
Основные решения: 
- выделение шести эксплуатационных объектов: - двух нефтяных: Сд-IX и 
Нх-I, газонефтяного Як-III-VII, нефтегазоконденсатного Нх-III-IV, двух газовых: 
Дл-I-III и Як-I-II: 
- разработка нефтяных объектов с поддержанием пластового давления; 
газовых объектов на естественном режиме; 
- максимальные проектные уровни представлены в таблице 2.1: 
 
Таблица 2.1 – максимальные проектные уровни 
добычи нефти 25170 тыс.т. (2016г.) 
добычи газового конденсата 348 тыс.т. (2013г.) 
добычи жидкости 60906 тыс.т. (2036г.) 
закачки воды 64036 тыс.м3 (2018г.) 
закачка газа 2500 млн.м3 (2013г.) 
 
- общий фонд скважин – 586, в т.ч. добывающих 311 (все горизонтальные), 
нагнетательных – 161 (из них горизонтальных – 51), газовых – 22, 
газонагнетательных – 6, водозаборных – 76, наблюдательных – 10. 
- Накопленная добыча нефти – 481718 тыс.т., достижение КИН по 
месторождению по категории ВС1 – 0,436.  
 
2.1 Текущее состояние разработки нефтяного месторождения 
 
Основные эксплуатационные объекты, добывающие нефть - Як-III-VII, 
Нх-I, Нх-III-VII, газ - Дл-I-III. Системы размещения скважин:  
 объект Нх-I - однорядная схема размещения горизонтальных 
скважин с расстоянием между скважинами и длиной горизонтального участка 
1000 м; 
 объект Як-III-VII - блочно-квадратная схема размещения скважин с 
расстоянием между скважинами 1000м, длина горизонтального участка 
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добывающих скважин 1000м, по северной части предполагается уплотнение до 
700м при длине ствола 700м; 
 объект Нх-III-IV - однорядная схема размещения скважин с 
расстоянием между скважинами 1000 м, длина горизонтального участка 1000 м;  
 объект Дл-I-III - избирательная схема размещения скважин с длиной 
ствола 300м. 
По состоянию на 01.01.2013 г. на Ванкорском месторождении пробурено 
206 добывающих скважин на основные эксплуатационные объекты, в т.ч. 124 
скважины на объект Як-III-VII, 55 скважин на Нх-III-IV, 27 скважин – на Нх-I, 12 
газовых – Дл-I-III, 125 – нагнетательных (48–Як-III-VII, 49–Нх-III-IV, 28 - Нх-I) 
и 72 водозаборных. Ввод скважин осуществляется в соответствии с 
утвержденным проектным документом. Реализация проектного фонда скважин 
– 71%. 
По состоянию на 01.01.2013 г. из газового объекта Дл-I-III добыто 1190,1 
млн.м3. газа, при проектной - 1207 млн.м3. Действующий фонд добывающих 
скважин - 10 ед. (по проекту 11).  
По состоянию на 01.01.2013 г. из газонефтяного объекта Як-III-VII добыто 
33197,6 (по проекту 32001) тыс.т нефти (отклонение +3,7% обусловлено более 
высокими стартовыми дебитами добывающих скважин, связанных с меньшей 
фактической расчлененностью продуктивного пласта) и 41164,2 (по проекту 
36302) тыс. т жидкости, что составляет 67,3 % от общей добычи нефти по 
месторождению – 49280 тыс.т. Накопленная закачка воды составила 33845,2 тыс. 
м3, компенсация отбора закачкой – 43,7%. Отбор от НИЗ составил 3,4% (по 
проекту 3,6%). Пробуренный фонд скважин 124 ед. соответствует проектному 
(122 скв.). Средняя обводненность добывающих скважин выше проектной и 
составила 40% (проект 17%). Средний дебит нефти и жидкости равен 324,4 и 
454,9 т/сут (проектный 291,9 и 351,9 т/сут). Необходимо отметить 
неконтролируемый рост обводненности на данном объекте.  
По состоянию на 01.01.2013г. из нефтяного объекта Нх-I добыто 3107,7 (по 
проекту 3279) тыс.т нефти (отклонение – 6,3%) и 3275,5 (по проекту 3429) тыс. т 
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жидкости, что составляет 5,6% от общей добычи нефти по месторождению – 
49280 тыс.т. Накопленная закачка воды составила 1306,6 тыс. м3, компенсация 
отбора закачкой – 24,7%.  
Отбор от НИЗ составил 1,5% (по проекту 2,9%). Пробуренный фонд 
скважин 17 ед. соответствует проектному (17 скв.). Средняя обводненность 
добывающих скважин составила 8,3% (проект 1,3%). Средний дебит нефти и 
жидкости выше проектных показателей 114 и 123,5 т/сут (проектные 107,5 / 108,9 
т/сут). На 01.01.2013 г. средний коэффициент продуктивности равен 2,9 
м3/сут./атм. 
По состоянию на 01.01.2013 г. из нефтегазоконденсатного Нх-III-IV 
объекта добыто 12974,8 (по проекту 13530) тыс.т нефти (отклонение на - 4%) и 
14525,4 (по проекту 15850) тыс. т жидкости, что составляет 24,6 % от общей 
добычи нефти по месторождению. 
Отбор от НИЗ составил 2,8% (по проекту 3,8%). Пробуренный фонд 
скважин 82 ед. соответствует проектному (82 скв.). Средняя обводненность 
добывающих скважин близка к проектной и составила 17% (проект 18%). 
Средний дебит нефти и жидкости значительно ниже проектных показателей 
229,4 и 267,9 т/сут (проектные 280,4 / 342,4т/сут). 
 
2.2 Анализ текущего состояния разработки нефтяного месторождения 
 
Динамика проектных показателей разработки Ванкорского месторождения 
показана на рисунке 2.1. Динамика основных показателей разработки 
Ванкорского месторождения показана на рисунке 2.2. 
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Рисунок 2.1 –  Динамика проектных показателей разработки Ванкорского месторождения 
 
 
Рисунок 2.2 Динамика основных показателей разработки Ванкорского месторождения 
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2.3 Сравнение утвержденных и фактических показателей разработки 
 
Сравнение утвержденных показателей с фактическими представлено в 
таблице 2.2. 
 
Таблица 2.2 - Сравнение проектных и фактических технологических показателей разработки 
Ванкорского месторождения за 2012 г. 
Показатели                                                                                  
Месторождение 
проект факт 
отклонение 
от проекта, % 
Годовая  добыча нефти, тыс. т 17602 18073 2,7 
Годовая  добыча жидкости, тыс. т 21018 23887 13,6 
Накопленная  добыча нефти, тыс.т 48810 49280 1,0 
Накопленная добыча жидкости, тыс.т 55581 58965 6,1 
Годовая закачка воды, тыс. м3 22188 23428 5,6 
Накопленная закачка воды, тыс. м3 42328 43901 3,7 
Обводненность годовая,  % 16,3 24,3 49,1 
Средний дебит нефти,  т/сут 253,7 259,1 2,1 
Средний дебит жидкости, т/сут 303,0 262,3 -13,4 
Средняя приемистость нагнет. скв., м3/сут 915,0 1125,6 23,0 
Компенсация отбора закачкой, %  годовая 81,0 45,2 -44,2 
С начала разработки, % 49,0 34,4 -29,8 
Действующий фонд добывающих скважин  201 237 18 
Действующий фонд нагнетательных скважин  95 69 -27 
Добыча газа, млн.м3 2033 5145 153,1 
Добыча газа с начала разработки, млн.м3 5617 12704 126,2 
 
2.4 Анализ состояния фонда скважин 
 
На 01.01.2013 г. на основном объекте разработки Як-III-VII пробурено 172 
скважины основного фонда (124 добывающих, 48 нагнетательных). 
Соотношение действующих нагнетательных (34 ед.) и добывающих (122 ед.) 
скважин составило 1:3,6. На объекте Нх-III-IV пробурено 104 скважин основного 
фонда (55 добывающих, 49 нагнетательных). Соотношение действующих 
нагнетательных (18 ед.) и добывающих (46 ед.) скважин составило 1:2,6.  
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На объекте Нх-I пробурено 55 скважин основного фонда (27 добывающих, 
28 нагнетательных). Соотношение действующих нагнетательных (17 ед.) и 
добывающих (27 ед.) скважин составило 1:1,6. 
 
2.5 Анализ выработки запасов нефти 
 
Одним из основных методов анализа выработки и прогноза хода 
заводнения является представление логарифма водонефтяного фактора (ВНФ) 
как функции текущего значения накопленной добычи. Этот график зачастую 
имеет вид линейной зависимости. Однако ввиду того, что Ванкорское НГКМ 
находится на первой стадии разработки, ввод новых скважин, изменение 
технологических показателей работы скважин, а также небольшой срок 
эксплуатации месторождения оказывают значительное влияние на анализ этой 
зависимости и выработки запасов в целом. 
Проведена прогнозная добыча нефти скважин базового фонда на 
01.01.2013 по методике ВНФ в ПК «ГиД». Значение предельной обводнённости 
в расчётах принималось равным 98%. Таким образом, начальные извлекаемые 
запасы нефти пластов Як 3-7, Нх 3-4 и Нх 1 составили 113602, 49171 и 10740 тыс. 
т соответственно. Это означает, что конечные отборы пластов Як 3-7, Нх 3-4 и 
Нх 1 равны 38%, 36% и 21%. Низкие значения выработки связаны как с 
отсутствием характерной зависимости в случае пласта Нх 1, так и с 
формированием системы разработки в целом по объектам (ввод новых скважин 
из бурения, перевод скважин в систему ППД). 
По пласту Як 3-7 отмечается значительное превышение обводненности над 
плановыми значениями. На декабрь 2012г план – 20%, факт – 38%. 
Во избежание не выработки запасов, а также достижения проектных 
уровней добычи рекомендуется рассмотреть варианты уплотняющего бурения и 
ЗБС, а также применение физико-химических методов ограничения притока 
подошвенных вод. 
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2.6 Анализ эффективности реализуемой системы разработки 
 
На Ванкорском месторождении по состоянию на 01.01.13 г. ведётся добыча 
нефти на трёх объектах разработки: Як-III-VII, Нх-III-IV и Нх-I. Основным (95 
%) способом эксплуатации скважин пласта Як-III-VII и Нх-I является ЭЦН тогда 
как большинство (69%) скважин пласта Нх-III-IV эксплуатируются фонтанным 
способом. 
Можно сделать вывод что разработка Ванкорского месторождения 
характеризуется значительными осложнениями. Несмотря на то, что в целом 
фактические темпы добычи превышают проектные, текущий потенциал 
месторождения практически исчерпан ввиду сверхпланового роста обводнения 
пласта Як -III-VII, сложного геологического строения его северной части, а 
также интенсивного снижения пластового давления на нижнехетских пластах.  
Анализ динамики основных показателей показал, что любое его 
отклонение от проектной величины объясняется геологическими особенностями 
объектов разработки, а именно их строением и фильтрационно-емкостными 
свойствами, которые уточнялись в процессе получения эксплуатационных 
данных по месторождению, а также проведения гидродинамических 
исследований скважин.  
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3 Специальная часть 
 
3.1 Теоретические основы борьбы с гидратообразованием и 
гидратотложением 
 
Газовые гидраты – твердые кристаллические соединения, образующиеся 
при определенных термобарических условиях из водного раствора, льда, 
водяных паров и низкомолекулярных газов. По внешнему виду напоминают лед 
или снег. При давлениях до 10 – 30 МПа гидраты образуются до температур +20 
– 25˚С, но типичные температуры существования – ниже +15 – 20˚С. 
Гидратообразования по структуре представлены каркасом, решеткой 
хозяина, в которой имеются полости, в данные полости внедряются молекулы 
газа, «гости», и связываются Ван-дер-ваальсовыми связями. Таким образом 
образуются кристаллические соединения. По принятой классификации 
основными структурами газовых гидратов являются Кубическая I (КС-I), 
Кубическая II (КС-II) и Гексагональная III (ГС-III). В настоящее время 
установлено, что индивидуальные газы CH4, CО2, H2S, Xe, CF4, C2H6, C2H4 при 
низких давления образуют гидраты структуры КС-I, а газы Ar, Kr, O2, N2, C3H8, 
i-C4H10 – структуры КС-II. 
Фазовая диаграмма (кривые I - IV) условий образования простых гидратов 
(образованных из индивидуального газа и воды) представлена на рисунке 3.1. 
Область существования гидратов находится слева от кривых I и IV. Точки pk и 
pk’ называются, соответственно, верхней и нижней критическими точками 
гидратообразования. Таким образом, при установке одного какого-нибудь 
параметра, например, температуры, можно однозначно определить другой – 
давление.  
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Рисунок 3.1 Принципиальная диаграмма фазовых состояний системы газ-гидрат 
 
Одними из наиболее важных свойств гидратов являются: давление 
разложения при температуре 0˚С (pT=0), температура разложение при 
абсолютном давлении 1 атм (Tp=1), теплота образования гидратов из газа и 
жидкой воды (ΔH1) и из газа и льда (ΔH2), верхняя критическая точка разложения 
гидрата (Tкр, pкр). Характеристики некоторых индивидуальных газов 
представлены в таблице 3.1 
 
Таблица 3.1 – Характеристики индивидуальных газов 
Компонент pT=0, атм Tp=1, ˚С Tкр, ˚С pкр, атм -ΔH1, ккал/моль -ΔH2, 
ккал/моль 
Метан 26 -29 - - 14,51 4,4 
Этан 5,2 -15,8 14,5 34 15,02 6,3 
Пропан 1,7 -8,5 5,5 5,6 32 6,34 
Изобутан 1,2 0 2,6 1,7 32,96 5,37 
Углекислый газ 12,47 -24 10 45 14,42 - 
Сероводород 0,96 0,35 29,5 23 14,81 6,86 
Азот 160,08 - - - 11,84 3,8 
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Газовые гидраты при добыче нефти, газа и газового конденсата 
образуются либо в призабойной зоне скважины, либо в самом стволе скважины. 
В первом случае гидраты закупоривают поры коллектора, тем самым понижая 
проницаемость, во втором случае гидраты, отлагаясь на стенках скважины, 
уменьшают проходное отверстие и снижают пропускную способность 
скважины. Также, в единичных случаях кристаллы могут образовываться в 
устьевом оборудовании, например, обратном клапане в случае раздельной 
добычи нефти и газа из одной скважины, тем самым противодействуют 
нормальной работе оборудования. 
Для образования гидрата необходимы следующие три условия: 
1. Благоприятные термобарические условия. Образованию гидратов 
благоприятствует сочетание низкой температуры и высокого давления.  
2. Наличие гидратообразующего вещества (метан, этан, двуокись 
углерода и др.) 
3. Достаточное количество воды. Воды не должно быть слишком 
много, или слишком мало. 
Методы борьбы с гидратообразованиями классифицируются следующим 
образом: 
1. Химические (ингибиторные) подразделяются на: 
а. ингибиторы гидратообразования (термодинамические и кинетические); 
б. ингибиторы гидратоотложения (многофазный транспорт продукции 
газоконденсатных и газонефтяных скважин в режиме гидратообразования); 
2. Технологические заключаются в поддержании безгидратных 
режимов; 
3. Физические в свою очередь подразделяются на: 
а. тепловые; 
б. физические поля – акустические, СВЧ; 
в. механические. 
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Физические методы заключаются в механическом удалении 
гидратообразований либо путем скребкования, либо путем нагрева интервала с 
гидратом. 
Из [20] известен инновационный метод удаления газовых гидратов с 
помощью тепловой энергии. В данной работе описывается метод, использующий 
Stationary nitrogen generator (SGN), при котором происходит экзотермическая 
реакция:  
 
𝑁𝐻4𝐶𝑙(1) + 𝑁𝑎𝑁𝑂2(1) → 𝑁2(газ) + 𝑁𝑎𝐶𝑙 + 2𝐻2𝑂 ∆𝐻 = −75 ккал/моль. 
 
С помощью такой реакции возможен разогрев области гидратообразования 
порядка 150˚С. Но все же существуют некоторые недостатки данного метода: 
 предполагается удаление, а не предупреждение образования газовых 
гидратов; 
 непредсказуемость реакции; 
 необходимость остановки оборудования и разбора фонтанной 
арматуры для доставки реагентов. 
Технологические методы заключаются в недопущении возникновения 
термобарических условий гидратообразования путем контроля 
технологического процесса, что в некоторых случаях представляется 
невозможным, например, когда гидратообразование происходит 
непосредственно при освоении и вызове притока скважины. 
Физические и технологические методы не нашли большого применения в 
практике, в отличие от применения ингибиторов. Поэтому далее будем 
рассматривать детальнее химические методы. 
Ингибитор гидратообразования – вещество, которое изменяет 
термобарические условия образования гидратов, либо влияет на скорость 
образования гидратов в газожидкостном потоке.  
С целью более детального описания ингибиторов гидратообразования 
разделим их на три класса: 
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1. Термодинамические ингибиторы – вещества, изменяющие 
активность воды и тем самым, сдвигают трехфазное равновесие «газ-водная 
фаза-газовые гидраты» в сторону более низких температур. К ним относятся 
алифатические спирты, гликоли и водные растворы неорганических солей. 
2. Кинетические ингибиторы – предотвращают на некоторое время 
процесс зародышеобразования гидратов и замедляют рост жизнеспособных 
центров кристаллизации.  
3. Реагенты, замедляющие рост газогидратных агломератов за счет 
блокировки жидкой водной фазы, предотвращая контакт «газ-вода» 
 
3.2 Ингибиторы гидратообразования 
 
3.2.1 Термодинамические ингибиторы гидратообразования 
 
В настоящее время существуют следующие виды термодинамических 
ингибиторов: 
а) водные растворы электролитов 
В большинстве случаев ввиду экономических соображений используется 
водный раствор KCl 25%. Преимущества данных ингибиторов – высокая 
антигидратная активность, дешевизна технических сортов, простота 
приготовления раствора, нетоксичность. Недостатки – очень высока 
коррозионная активность, возможность выпадения осадка при смешении с 
пластовой минерализованной водой необходимость специального узла 
подготовки рабочего агента. Исходя из всех характеристик такие ингибиторы 
могут использоваться на небольших месторождениях средней и южной полосы 
России. Однако применение этих ингибиторов в северных регионах на крупных 
месторождениях представляется нетехнологичным в силу климатического 
фактора и особенности технологии добычи.  
б) антигидратные реагенты на базе гликолей 
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Наибольшее применение находит диэтиленгликоль, который используется 
также как абсорбент при осушке газа. Диэтиленгликоль – эффективный 
ингибитор гидратообразования, одним из достоинств которого является малая 
растворимость в газовой фазе. Недостатками являются высокая цена, 
технологические затруднения при разделении эмульсии диэтиленгликоля с 
нестабильным конденсатом, высокая вязкость, высокая температура 
кристаллизации, что осложняет использование в северных условиях. С целью 
снижения стоимости состава разработаны ингибиторы, состоящие из большого 
количества различных гликолей, такие как полигликоль, этиленгликоль, 
пропиленгликоль и др. Ввиду свойств данных ингибиторов наилучшее 
применение они находят на стадиях осушки и охлаждения газа.  
в) метанол и некоторые составы на его основе 
Использование ингибиторов на основе метанола широко распространено 
на месторождениях для предупреждения гидратообразования и ликвидации 
гидратных отложений. На месторождениях Крайнего Севера России 
используется практически только метанол по следующим причинам: 
 относительно низкая стоимость и широкая промышленная база; 
 высокая технологичность процесса ввода и распределения метанола; 
 наивысшая антигидратная активность, сохраняющаяся даже при 
низких температурах; 
 очень низкая температура замерзания растворов метанола и их малая 
вязкость; 
 сравнительно низкая растворисоть метанола в нестабильном 
конденсате; 
 некоррозионность метанола и его водных растворов; 
 возможности использования технических сортов метанола; 
 наличие простых технологических схем регенерации отработанных 
растворов; 
 проработанность вопросов утилизации и захоронения промстоков, 
содержащих метанол; 
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 высокая эффективность ликвидации несплошных гидратных пробок. 
Но также в свою очередь применения метанолосодержащих ингибиторов 
имеет ряд недостатков: 
 высокая токсичность и пожароопасность 
 возможные выпадения солей при смешивании с 
высокоминерализованной пластовой водой 
 эффект ускоренного роста кристаллогидратов в присутствии 
разбавленных водных растворов метанола с недостаточной концентрацией для 
предупреждения гидратов, т.е. при недостаточной концентрации метанол 
становится не ингибитором, а катализатором гидратообразования. 
 высокая упругость паров, а также очень высокая растворимость в 
сжатом природном газе. 
 
3.2.2  Кинетические ингибиторы гидратообразования 
 
В качестве кинетического ингибитора применяют водорастворимые 
полимеры низкой молекулярной массы (500-1000) с концентрацией 0,5-1 мас. % 
с определенными преимуществами: 
 сокращение эксплуатационных затрат; 
 более высокий уровень экологичности; 
 отсутствие необходимости регенерации отработанных растворов; 
 возможность переоборудования существующих систем ввода метанола; 
 сокращение затрат на транспорт и хранение ингибиторов. 
Применение кинетических ингибиторов в условиях России ограничено 
следующим: 
 ограничения на вязкость раствора, поэтому концентрация не должна 
превышать 2% 
 температура замерзания раствора близка к 0˚С, что ограничивает 
применение в условиях Крайнего Севера 
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 совместимость с пластовой минерализованной водой и нестабильным 
конденсатом. 
 недостаточная надежность подхода ингибирования. 
 
3.3 Ингибиторы гидратоотложения 
 
К этому виду ингибиторов относятся антигидратные составы, которые 
препятствуют отложению гидратов. Такие методы близки к методам борьбы с 
соле- и парафиноотложениями. Механизм действия агентов заключается в 
«блокировке» водной фазы в потоке, тем самым резко уменьшается рост 
гидратных частиц. По химическому составу смесь ингибиторов 
гидратоотложений включает в себя поверхностно-активные вещества и 
диэтиленгликоль. ПАВ представлены метил- и этилсиликонатом натрия. При 
применении данных ингибиторов существует риск пенообразования, что может 
привести к интенсификации процесса гидратообразования.  
 
3.4 Газовые гидраты Ванкорского месторождения 
 
На Ванкорском нефтегазоконденсатном месторождении существует 3 
газовых продуктивных пласта (Дл-I-III, южная часть Як-I и Як-II), продуктивный 
нефтяной пласт Сд-IX, а также продуктивные пласты, содержащие нефть и газ в 
газовой шапке (Нх-I, Нх-III-IV и Як-III-VII). Все вышеуказанные пласты имеют 
активную водонасыщенную область, исходя из этого, существуют все 
необходимые условия для образования газовых гидратов: 
 наличие «каркаса», воды в жидкой фазе и «гостя», газа, добываемого 
из газовых скважин и выделяющегося при добыче нефти; 
 благоприятные термобарические условия. 
Первоначальные термобарические характеристики продуктивных пластов 
представлены в таблице 3.2.  
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Таблица 3.2 – Первоначальные термобарические характеристики продуктивных пластов 
Характеристика Дл-I-III Нх-I Нх-III-IV Сд-IX Як-I Як-II Як-III-VII 
t, ˚С 12 59 65 53 30 30 30 
p, МПа 9,6 25,4 27,1 23,5 15,8 15,8 15,9 
 
Газ пласта Дл-I-III по своему составу относится к сухим, содержание 
метана варьируется в пределах 82,1-99,2% (и в среднем равно 91,1%). Плотность 
свободного газа в стандартных условиях, в среднем, равна 0,715 кг/м3 
(относительная плотность в среднем равна 0,594). 
Газ пласта Як-I-II сухой (метана – 98%). Плотность газа равна 0,828 кг/м3 
(относительная плотность в среднем равна 0,687). 
Газ пласта Сд-IХ сухой, содержание метана в свободном газе – 97,7%, 
плотность газа – 0,702 кг/м3 (относительная по воздуху – 0,582). 
Компонентный состав газов, растворенных в нефти, в пластах Нх-I, Нх-
III-IV, Як-III-VII представлен в таблице 3.3. По номограмме на рисунке 3.2 
возможно определить термобарические условия гидратообразования. Так при 
первоначальных термобарических параметрах в скважинах, пробуренных в 
пласт Дл-I-III, образуются газовые гидраты.  
 
Таблица 3.3 – Компонентный состав газов 
пласт CO2 N+редкие CH4 C2H6 C3H8 i-C4H10 n-C4H10 i-C5H12 n-C5H12 С6+ 
Нх-I 0,98 1,49 86,23 3,92 3,06 1,13 1,63 0,59 0,58 0,4 
Нх-III-IV 0,06 0,17 83,63 4,21 4,47 1,96 2,67 1,2 0,94 0,68 
Як-III-VII 0,53 0,79 96,16 1,33 0,69 0,28 0,14 0,02 0,01 0,05 
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Рисунок 3.2 Условия гидратообразования природного газа в зависимости от его 
относительной плотности ρ 
 
С начала добычи нефти и газа на Ванкорском месторождении газовые 
гидраты образовывались в скважинах, представленных в таблице 3.4. 
Необходимо отметить, что образование газовых гидратов в скважинах 14 и 14а 
имеет не однократный характер.  
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Таблица 3.4 – Скважины с гидратообразованиями 
Скважина Пласт Добываемый флюид 
565 Як-III-VII Нефть+газ 
642 Як-III-VII Нефть+газ 
752 Нх-I  
1001 Сд-IX Нефть 
1002 Сд-IX Нефть 
14 Дл-I-III Газ 
14а Дл-I-III Газ 
 
Далее рассмотрим скважины 14 и 14 а газового пласта Дл-I-II и 
произведем необходимые расчеты. Состав и свойства газа данных скважин 
описан в данном пункте. На скважинах производились промыслово-
геофизические исследования, исходные данные представлены в таблице 3.5, 
результаты исследований в таблице 3.6, таблице 3.7 и таблице 3.8 
 
Таблица 3.5 – Исходные данные скважин 14 и 14 а 
№ скв 
Текущий 
забой, м 
Интервал 
перфорации,м 
D э/к, 
мм 
Конструкция лифта Рпл, 
зам., 
атм 
Р буф, 
атм 
Р затр, 
атм D нкт, 
мм 
Нсп, м 
14 1088 1009-1018 150 73 976 95,8 82 86 
14А 1083 1006-1018 150 73 978 95,8 82 87 
 
Таблица 3.6 – Результаты исследований в скважинах 14 и 14 а 
Параметр 
Единицы 
измерения 
Скважина 14 Скважина 14 а 
Коэффициент влияния ствола скважины м3/(кгс/см2) 0.3 1,1 
Kh мД·м 2270 
3700 
Газонасыщенная толщина м 10,3 
11,5 
Эффективная проницаемость мД 221 
285 
Механический скин-фактор   0 
2,3 
Экстраполированное пластовое давление на глубине 
спуска манометра 
кгс/см2 96.456 
94.81 
МПД (макс. потенциальный дебит), тыс. м3/сут тыс. м3/сут 1756 
2084 
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Таблица 3.7 – Результаты исследований в скважине 14  
Глубина замера, м p, МПа ρ, г/см3 T, К 
100 8,76512  272,88 
200 8,842246 0.079 273,25 
300 8,91996 0.079 273,88 
400 8,996204 0.078 275,14 
500 9,071174 0.076 277,21 
600 9,147026 0.077 278,9 
700 9,222976 0.078 280,43 
800 9,29824 0.077 282 
900 9,375758 0.079 283,54 
990 9,447592 0.081 284,68 
1090 9,5 0,082 286,02 
 
Таблица 3.8 – Результаты исследований в скважине 14 а 
Глубина замера, м p,МПа ρ, г/см3 T, К 
40 8,71367  274,72 
440 8,968568 0.065 278,27 
540 9,04736 0.083 280,08 
640 9,126348 0.087 281,65 
740 9,205924 0.093 282,92 
840 9,283148 0.094 284,94 
940 9,36 0,096 285,95 
 
Для определения точки гидратообразования на рисунок 3.3 нанесем 
данные исследований из таблицы 3.7 и таблицы 3.8, а также данные Энга и 
Робинсона описывающие условия образования гидратов для газов с различным 
содержанием метана. 
Из сопоставления проведенных исследований с термобарическими 
условиями гидратообразования видно, что в интервал 990-1090 м скважины 14 и 
интервал 840-940 м скважины 14 а благоприятны для образования газовых 
гидратов. Более того, при дальнейшей работе скважин и снижении забойного 
давления и температуры благоприятные интервалы гидратообразования 
поднимутся вверх к поверхности. 
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Рисунок 3.3 – Данные исследований скважин 14 и 14 а 
 
3.5 Методы борьбы с газовыми гидратами в условиях Ванкорского 
нефтегазоконденсатного месторождения 
 
Главным методом, применяемым на Ванкорском месторождении, для 
предотвращения гидратообразования и удаления образовавшихся газовых 
гидратов является закачка ингибиторов. Применяются такие химические 
вещества как ХПП-004 и СОНГИД-1803.  
ХПП-004 представляет собой смесь фосфорорганического соединения, 
моноэтаноламина и оксиалкилированных спиртов и уретановых производных в 
смеси растворителей метанола. Главной причиной такого выбора является 
возможность применения метанол содержащих ингибиторов в условиях 
Крайнего Севера, а также стоимость химических реагентов. 
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Метанол содержащийся в ингибиторе испаряясь в потоке газов снижает 
парциальное давление паров воды над гидратом, и приводит к разрушению 
гидратов. 
Закачка Ингибитора ХПП 004 ОКРМ в газовые скважины производится 
путем закачки его в затрубное пространство скважины, при помощи установки 
дозирования ингибитора (БДР).  
Произведем расчет необходимого количества ингибитора по методике, 
описанной в [9]: 
В скважинах реализуется условия выноса конденсационной воды. Поэтому 
за точку I выбираем пластовые условия, а «защищаемая» точка II находится 
перед входом в УДХ. 
Примем пластовую температуру пласта Дл I-III Tпл = Т1 = 285 К, пластовое 
давление рпл = р1 = 9,6 МПа. Допустим, что выноса пластовой воды нет, т.е. G1=0. 
Термобарические условия в УДХ: Т2 = 278 К, р2 = 7,5 МПа. Газ – практически 
чистый метан, поэтому определяем условия гидратообразования по нему: 
 
ln 𝑝 = 31,5582 − 
8360,19
𝑇
. 
 
Отсюда Tг = 283 К при р2 = 7,5 МПа. Следовательно, снижение 
температуры гидратообразования составит ΔТ = Tг - Т2 = 283-278 = 5 К.  
Определим необходимую концентрацию х2 насыщенного метанола в УДХ. 
Расчет производится по следующей зависимостям: 
 
Δ𝑇 =  0,39𝑥мас + 0,056𝑥мас
2 , 
Δ𝑇 = −77 ln(1 − 𝑥) = −77 ln
100−𝑥мас
100−0,4375𝑥мас
. 
 
Определяем х2 = 11%. Определим влагосодержание W1 и W2 в пластовых 
условиях и в УДХ. При р1 = 9,6 МПа, Т1 = 285 К получаем W1 = 1 кг/1000 м3, а 
при Т2 = 278 К, р2 = 7,5 МПа получим W20 = 0,15 кг/1000 м3. Активность воды a1 
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при х2 = 11% составляет a1 = 0,94, поэтому W2 = a2W20 = 0,15·0,9 = 0,135 кг/1000 
м3. 
Теперь определим содержание метанола в газовой фазе. В нашем случае 
Q1= 0, а Q20 = 3 кг/1000 м3, с учетом активности метанола Q2 = a2Q20 = 0,27 
кг/1000 м3. 
Теперь с учетом q1 = q2 = 0 получаем расходы метанола 95% и 97% 
концентрации: 
 
𝐺97 =
𝐺1(𝑥2−𝑥1)+𝑥2(𝑊1−𝑊2)
97−𝑥2
+
100−𝑥2
97−𝑥2
(𝑄2 − 𝑄1) = 0,58 кг/1000 м
3, 
𝐺95 =
𝐺1(𝑥2−𝑥1)+𝑥2(𝑊1−𝑊2)
95−𝑥2
+
100−𝑥2
95−𝑥2
(𝑄2 − 𝑄1) = 0,599 кг/1000 м
3. 
 
Таким образом получена необходимая концентрация 
метанолосодержащего ингибитора гидратообразования ХПП-004 G=0,6 г/м3 
В условиях Ванкорского месторождения в период с 3.02.2009 и по 
15.11.2011 гг. были проведены опытно-промысловые испытания ингибитора 
ингибитора-диспергента ХПП-004(ОКМР), предназначенного для 
предотвращения образования гидратоотложений в нефтепромысловом 
оборудовании при эксплуатации газовых скважин 14, 14а, 14б, 14в, 14г и 
разведочных скважин 7Р, 8Р ЗАО «Ванкорнефть». 
В процессе испытания ингибитора гидратообразований ХПП-04(ОКМР) 
получены положительные результаты по предотвращению образования 
гидратных отложений. В ходе опытно-промышленных испытаний была 
подобрана оптимальная дозировка реагента, которая составила 0,63 г/м3. 
За время применения ингибитора в 2 раза сократилось количество 
противогидратных обработок, что положительно сказалось на режимах работы 
газовых скважин, прекращено использование спецтехники (АЦН, ЦА-320, 
ППУА) для доставки и закачки хлористого кальция для удаления гидратов. 
Целевым параметром согласно утвержденной программе испытаний 
являлось снижение количества противогидратных обработок на 30%, по факту 
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снижение составило 59%. Положительный эффект применения ингибитора 
подтверждается результатами мониторинга параметров скважин, который 
представлен в таблице 3.5. Несмотря на ряд преимуществ и положительный 
эффект применения метанол содержащих ингибиторов, они имеют значительные 
недостатки: метанол является токсичным, пожаровзрывоопасным веществом, а 
также для успешного проведения обработок необходима его большая 
концентрация в растворе. 
Существуют ингибиторы, которые не имеют вышеперечисленных 
недостатков, такие ингибиторы относятся к группе кинетических. Об их 
применении и подробном описании характеристик можно узнать также из статей 
участников конференций SPE: 
 «Gas hydrate problems in desert of sultanate of Oman: Experiences and 
integrated inhibition program» A. Nengkoda, A. Harthy and others; 
 «Problems in hydrates: Mechanisms and elimination methods» J.E. Paez, 
R. Block and others. 
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Таблица 3.9 – Сводка применения ХПП-004 
№ 
скважины 
УКПГ 
Пласт Реагент 
Удельный 
расход 
реагента 
г/м3 
Способ 
подачи 
Тип 
оборудования 
Результаты мониторинга 
До применения реагента После применения реагента 
P 
буф 
Qг 
тыс. 
м3/с 
Среднее 
количество 
удаления 
гидратов в 
месяц 
Vср 
удалителя 
м3 в 
месяц 
P 
буф 
Qг 
тыс. 
м3/с 
Среднее 
количество 
удаления 
гидратов в 
месяц 
Vср 
удалителя 
м3 в 
месяц 
14б 
Дл 1-
3 
ХПП-
004 
(ОКМР) 
0,63 
Закачка 
реагента в 
затрубное 
пространство 
Насос 
плунжерный 
НД 6,3/160 
К14в 
86 65 6 4 82 117 3 1,7 
14в 
Дл 1-
3 
ХПП-
004 
(ОКМР) 
0,63 
Закачка 
реагента в 
затрубное 
пространство 
Насос 
плунжерный 
НД 6,3/160 
К14в 
86 64,5 7 3,8 83 82,5 3 1,7 
14г 
Дл 1-
3 
ХПП-
004 
(ОКМР) 
0,63 
Закачка 
реагента в 
затрубное 
пространство 
Насос 
плунжерный 
НД 6,3/160 
К14в 
85 65 8 6 84 191 3 2,7 
7 Р 
Дл 1-
3 
ХПП-
004 
(ОКМР) 
0,63 
Закачка 
реагента в 
затрубное 
пространство 
Насос 
плунжерный 
НД 6,3/160 
К14в 
87 92 6 3,2 86 102 2 1,3 
8 Р 
Дл 1-
3 
ХПП-
004 
(ОКМР) 
0,63 
Закачка 
реагента в 
затрубное 
пространство 
Насос 
плунжерный 
НД 6,3/160 
К14в 
84 86 5 4,1 105 85 2 2 
      85,8 74,5 6,4 4,22 88 115,5 2,6 1,88 
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Ингибиторы гидратообразования кинетического действия представляют 
собой водорастворимые полимеры, содержащие в своей структуре атомы азота и 
кислорода. Выделены два основных принципа механизма ингибирования. 
Боковые группы полимера-ингибитора абсорбируются на поверхности 
кристалла гидрата посредством водородных связей. Адсорбируясь на кристалле 
гидрата, полимер способствует разрастанию кристалла вокруг и между нитями 
полимера с небольшим радиусом кривизны кристалла. Ингибиторы также 
стерически блокируют вход и заполнение полости гидрата неполярными 
растворенными веществами, такими как метан. Также отмечено небольшое 
взаимодействие между неполярным растворенным веществом и гидрофобной 
частью боковых групп ингибитора в модели. Большим преимуществом 
ингибиторов кинетического типа стала дозировка, которая кратно ниже 
дозировок термодинамических ингибиторов. Это существенно позволяет 
снизить операционные затраты. Кинетические ингибиторы гидратообразования 
(КИГ) также относятся к категории «экологичных», что снижает риски при 
транспортировке, хранении и применении. В связи с перечисленными 
преимуществами в последнее десятилетие КИГ набирают все большую 
популярность у добывающих компаний при выборе методов борьбы с 
гидратообразованием. На сегодняшний день на ряде объектов 
нефтегазодобывающих компаний успешно прошли опытно-промышленные 
испытания и эффективно применяются ингибиторы гидратообразования низкой 
дозировки. Все вышеперечисленные преимущества также подтверждаются 
опытно-промыcловыми испытаниями иностранных коллег-нефтяников. [23,24] 
Ингибитор и растворитель гидратообразований СОНГИД-1803 
представляют собой смесь полимерной основы в органическом растворителе. 
По физико-химическим показателям ингибитор/растворитель 
гидратообразований СОНГИД-1803 должен соответствовать требованиям и 
нормам, указанным в таблице 3.10. 
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Таблица 3.10 - Физико-химические показатели ингибитора/растворителя гидратообразований 
СОНГИД-1803 
Наименование 
показателя 
Растворитель 
гидратообразований 
СОНГИД 1803 
Ингибитор 
гидратообразований  
СОНГИД 1801 
Ингибитор 
гидратообразо-
ваний  
СОНГИД 1802, 
марка А 
Методы 
испытаний 
марка А марка Б 
Внешний вид Однородная прозрачная 
жидкость от бесцветного до 
светло-коричневого цвета 
Однородная жидкость от бесцветного до 
светло-коричневого цвета 
По п.5.2 
настоящих ТУ 
Плотность при 200С, 
г/см3, не менее 0,750 0,800 0,800 0,800 
По ГОСТ 
18995.1,  
раздел 1 
Кинематическая 
вязкость при 200С, 
мм2/с, не более 
7 7 7 7 
По ГОСТ 33 и 
п.5.3 
настоящих ТУ 
Температура 
застывания, 0С, не 
выше 
минус 60 минус 50 минус 50 минус 50 
По ГОСТ 
20287 и п.5.4 
настоящих ТУ 
Активная основа, не 
менее, % * 
не нормируется 8 8 10 
по п.5.5 
настоящих ТУ 
Коррозионная 
активность, г/м2·час, 
не более* 
не нормируется 0,03 0,03 
по п.5.6 
настоящих ТУ 
Эффективная 
концентрация, %, не 
более* 
не нормируется 2 4 
по п.5.7 
настоящих  
ТУ 
 
В период с 01.07.2012 по 31.07.2012 г. были проведены опытно-
промысловые испытания ингибитора гидратообразований СОНГИД-1803, 
предназначенного для предотвращения гидратных отложений в 
нефтепромысловом оборудовании, при эксплуатации газовых скважин 14, 14а 
ЗАО «Ванкорнефть». С 01.07.2012 г. на скважинах 14,14а была начата подача 
ингибитора гидратообразования СОНГИД-1803, с дозировками, аналогичными 
ХПП-004. Данные по закачке СОНГИД-1803, остановкам для продувки и по 
причине загидрачивания за июль 2012 года представлены в таблице 3.11. 
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Таблица 3.11 - Данные по закачке ХПП-004, остановкам для продувки и по причине 
загидрачивания за январь-июнь 2012 года. 
Скважина 
14 
Закачивание 
ХПП-004, 
м3 
Время 
остановок 
на 
продувку 
Время 
остановок на 
ликвидацию 
гидратных 
пробок, ч 
Скважина 
14а 
Закачивание 
ХПП-004, 
м3 
Время 
остановок 
на 
продувку 
Время 
остановок на 
ликвидацию 
гидратных 
пробок, ч 
Январь 1,6 1,2 0 Январь 2,7 17,3 7,5 
Февраль 1,4 0,2 1 Февраль 2,3 10,0 10,0 
Март 1,5 0,2 0 Март 2,8 12,0 30,5 
Апрель 1,5 0,3 0 Апрель 3,2 10,3 24,0 
Май 1,5 0,0 0 Май 2,6 13,2 15,0 
Июнь 1,3 0,0 0 Июнь 2,8 8,0 1,0 
Итого (в 
среднем) 
 0,3 0,2  2,8 11,8 14,7 
 
В процессе испытаний получены положительные результаты по 
предотвращению процессов гидратообразования. Целевым параметром 
испытаний являлось получение положительного результата при дозировке 
ингибитора гидратообразования СОНГИД-1803, не превышающей – 0,63 г/м3, в 
сравнении с применяемым реагентом – ингибитором гидратообразований ХПП-
004). Результаты испытаний ингибитора СОНГИД-1803 представлены в таблице 
3.12. 
 
Таблица 3.12 - Данные по закачке СОНГИД-1803, остановкам для продувки и по причине 
загидрачивания за июль 2012 года 
Скважина 
14 
Закачивание 
СОНГИД-
1803, м3 
Время 
остановок 
на 
продувку 
Время 
остановок на 
ликвидацию 
гидратных 
пробок, ч 
Скважина 
14а 
Закачивание 
СОНГИД-
1803, м3 
Время 
остановок 
на 
продувку 
Время 
остановок на 
ликвидацию 
гидратных 
пробок, ч 
Июль 1,1 0,67 0 Июль 2,7 12,5 4,5 
 
Из полученных данных можно сделать вывод о том, что реагент ингибитор 
гидратообразований термодинамического действия «СОНГИД-1803» 
эффективно препятствует образованию гидратов природного газа в стволе 
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скважины. Сравнение характеристик обработок для скважин 14 и 14а 
представлены на рисунке 3.4 и рисунке 3.5 
 
 
Рисунок 3.4 – Данные скважины 14 
 
 
Рисунок 3.5 - Данные скважины 14 а 
 
Как видно из гистограмм объем подачи ингибитора СОНГИД-1803 
меньше, как и требуемое время на растворения гидратообразований, но время на 
продувку превышает соответствующий показатель ингибитора 
гидратообразований ХПП-004. 
Можно заключить следующее: более современные и технологичные 
кинетические ингибиторы гидратообразования имеют преимущество над 
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традиционными термодинамическими ингибиторами, а именно: имеют 
меньшую концентрацию, большую эффективность, не токсичны и 
пожаровзрывоопасны, но все же существуют некоторые недостатки: стоимость, 
сложность применения в условиях Крайнего Севера (хотя СОНГИД-1803 
показал хорошую применимость в условиях Ванкорского месторождения). 
 
3.6 Современные ингибиторы гидратообразования 
 
На сегодняшний день существуют более современные ингибиторы и 
растворители гидратообразования и гидратоотложения:  
1) Нитон-1001 – диспергатор гидратообразовании, реагент 
комплексного действия, свойства описаны в таблице 3.13 
 
Таблица 3.13 – Характеристики Нитон-1001 
Наименование показателя Норма 
Внешний вид 
Прозрачная жидкость от бесцветного до желтого или 
коричневого цвета 
Растворимость в минерализованной 
воде/нефти 
водорастворимый 
Кинематическая вязкость при 20оС, мм2/с не более 20 
Кинематическая вязкость при -40оС, мм2/с не более 100 
Плотность при 20 ºС, г/см3 0,760-0,840 
Массовая доля активного вещества, % не более 6 
Температура застывания, ºС, не выше не нормируется 
Коррозионная активность товарной 
формы реагента 
не выше 0,125 г/м2•ч 
 
Реагент производится ОАО «Химическая компания Нитон», которая 
обеспечивает возможность создания ингибитора под месторождение. [21] 
2) РГО-1 – смесь поверхностно-активных веществ и спиртовых 
растворителей. Физико-химические свойства представлены в таблице 3.14 
 
Таблица 3.14 – Свойства РГО-1 
Наименование показателя Норма 
Внешний вид Жидкость от бесцветного до светло-коричневого цвета 
Плотность при 20 °C, г/м3, не менее 0,750 
Кинематическая вязкость при 20 °С, мм2/с, не более 20 
Температура застывания, °C, не выше минус 50 
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Преимущества реагента: не содержит метанола, состоит из комплекса 
полимерных добавок и анионактивных ПАВ, что позволяет растворять и 
диспергировать гидратные отложения и удалять их; применение растворителя не 
влияет на качество нефти, газа и конденсата; эффективная норма расхода 
составляют 0,2-0,5% масс, что в 10-20 раз ниже расходных норм метанола. [22] 
3) Разработка ОАО «Газпром» на основе низкомолекулярного 
полимера. Известен из патента РФ № 2481375. 
Представляет собой ингибитор кинетического действия, в составе 
которого находится, мас.%: смесь поливинилпирролидона и 
поливинилкапролактама разных марок с молекулярной массой 6000-8000 г/моль 
при их молярном соотношении 1:(1±0,1) 10-20, гидролизованный 
полиакриламид 0,1-1,0, этанолсодержащий раствор остальное. 
4) Кинетический ингибитор состоящий из смеси водорастворимых 
полимеров, известный из патента РФ № 2436806. 
5) Кинетический ингибитор СОНГИД-1801А, характеристика которого 
приведена в таблице 3.10.  
Имеет главное преимущество над выбранным ингибитором СОНГИД-1803 
- не содержит метанола. А также дозировка, необходимая для предотвращения 
гидратообразования в 32 раза ниже метанола.  
Расчет необходимой концентрации производится по методике 
представленной А.В. Фаресовым в статье «Разработка метода нормирования 
ингибитора гидратообразования кинетического типа». 
Вышеописанные реагенты имеют как преимущества, так и ряд 
недостатков, но все же необходимо проведение их опытно-промышленных 
испытаний, которые бы показали какие из них более подходят для условий 
Ванкорского нефтегазоконденсатного месторождения. 
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4 Безопасность и экологичность производства 
 
При строительстве и эксплуатации скважин существуют характерные 
особенности, связанные с повышенной опасностью нефти, газа, 
высокоминерализованных и термальных вод и др.  
В процессе нефтегазодобычи осуществляются широкомасштабные и 
весьма существенные воздействия на нефтяные, газовые и водоносные пласты.  
Все объекты, применяемые материалы, оборудование, техника являются 
источником повышенной опасности, нефтегазодобывающее производство 
требует отвода больших участков земли. 
Ввиду специфичности данного вида промышленности необходимо 
применять особые решения для обеспечения безопасности и экологичности 
производства. 
 
4.1 Анализ потенциальных опасных и вредных производственных 
факторов при проведении работ 
 
Операции, описываемые в данной выпускной квалификационной работе, 
выполняют бригады цеха добычи нефти и газа либо сервисные подрядные 
организации. Работы выполняются непосредственно на кустовых площадках, 
скважинах добычи нефти с привлечением парка спецтехники. Главной задачей 
обеспечения безопасности при выполнении работ является сохранение 
герметичности всех агрегатов, сосудов, фонтанной арматуры.  
К физическим опасным и вредным производственным факторам 
относятся: 
- движущиеся машины и механизмы; подвижные части производственного 
оборудования; 
- повышенная запыленность и загазованность воздуха рабочей зоны (в 
летний период из-за песчаного либо грунтового покрытия дорог и кустовых 
площадок); 
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- повышенная или пониженная температура воздуха рабочей зоны, 
поверхностей оборудования, материалов; 
- повышенный уровень шума на рабочем месте;  
- повышенная или пониженная влажность и подвижность воздуха;  
- повышенное значение напряжения в электрической цепи, замыкание 
которой может произойти через тело человека;  
- повышенный уровень статического электричества; повышенный уровень 
электромагнитных излучений;  
- недостаточная освещенность рабочей зоны (полярная ночь);  
- расположение рабочего места на значительной высоте относительно 
поверхности земли. 
Химическими факторами являются токсические, раздражающие, что 
происходит при попадании нефти или рабочих агентов обработок скважин на 
почву или работников. [4] 
По основному виду экономической деятельности установлен ХХХ класс 
профессионального риска, характеризующий уровень производственного 
травматизма, профзаболеваемости и расходов по обеспечению по программе 
обязательного социального страхования. Страховые тарифы на обязательное 
страхование от несчастных случаев на производстве и профессиональных 
заболеваний составляют 7,4% к начисленной оплате труда. [10] 
 
4.2 Инженерные и организационные решения по обеспечению 
безопасности работ 
 
Проведение работ происходит на открытом пространстве на кустовой 
площадке 17 Ванкорского нефтегазоконденсатного месторождения, которое 
расположено на территории Туруханского и Дудинского районов Таймырского 
муниципального района Красноярского края. Районные центры п. Туруханск 
находится в 300 км к юго-западу от месторождения, г. Дудинка – в 140 км на 
северо-восток. В этом же направлении в 200 км расположен г. Норильск. 
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Климат района Ванкорского месторождения резко континентальный. 
Территория находится в зоне постоянного вторжения холодных арктических 
масс воздуха со стороны Северного Ледовитого океана и отличается 
продолжительной холодной зимой (8-9 месяцев) и умеренно тёплым летом, 
большими годовыми и суточными перепадами температур воздуха.  
Среднегодовая температура воздуха составляет –10С. Наиболее холодные 
месяцы – декабрь, январь, февраль со средней температурой –26C, в отдельные 
дни температура воздуха опускается до –57С.  
Устойчивый снежный покров образуется в начале октября. Толщина 
снежного покрова от1 до 3 м.  
Среднегодовое количество осадков около 450 мм. В весенне-летний 
период на территории преобладают ветры северного и северо-западного 
направления, зимой – южные и юго-западные. Максимальная скорость ветра 
достигает 25 м/с, средняя скорость ветра – 5-7 м/с. 
Для обогрева работников на кустовой площадке установлен вагон-бытовка 
с необходимыми приборами отопления и вентиляции.  
Отопительные приборы систем отопления следует предусматривать с 
гладкой поверхностью, допускающей легкую очистку. 
Среднюю температуру помещения необходимо поддерживать в диапазоне 
15-20 ˚С. [15] 
 
4.3 Санитарные требования к помещению и размещению 
используемого оборудования 
 
Работы производятся на кустовой площадке размером 300 м2. Некоторые 
работы проводятся на фонтанной арматуре, на высоте 3 м, а также на 
эксплуатационных эстакадах высотой 5-6 м. Работы выполняются круглый год в 
круглосуточном режиме.  
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На территории кустовой площадки установлены и определены знаками 
безопасности и аншлагами места остановки (стоянки) спецтранспорта и их зоны 
проезда. 
Порядок передвижения всех видов транспорта на площадке совмещенного 
куста устанавливается и утверждается начальником цеха добычи нефти и газа 
(ЦДНГ), предусмотрены пути эвакуации транспортных средств при аварийных 
ситуациях. [Типовые инструкции по безопасности работ при разработке 
нефтяных и газовых месторождений] 
На кустовой площадке содержание вредных веществ в воздухе не 
превышает установленные ПДК, непредусмотренное выделение опасных газов 
возможно при негерметичности трубопроводов, фонтанной и запорной 
арматуры.  
Значительное электромагнитное излучение создают кабели и генераторы 
наземного оборудования УЭЦН. На рабочем месте электромагнитное излучение 
в норме (для частот 30 кГц – 3 МГц 20000 (В/м)2ч и 200 (А/м)2ч) [13]. 
Уровень шума и вибрации на рабочих местах при работе оборудования не 
превышают установленные нормы. [2] 
Для борьбы с влиянием шума и вибрации в единичных случаях применяют 
звукоизолирующие и звукопоглощающие материалы, средства индивидуальной 
защиты (шлемы, наушники, виброгасящая обувь, спецперчатки и т.п.).  
Так как работы производятся на отрытом воздухе, в темное время суток 
освещение территории должно быть не менее 2 лк. Прожекторы должны быть 
выполнены в закрытом исполнении.  
При выполнении работ в ночное время в качестве аварийного освещения 
применяются только переносные светильники напряжением не выше 12В, во 
взрывозащищенном исполнении. Включение переносного фонаря для зон В-1а, 
В-1г должно осуществляться за пределами этих зон. [15] 
Для работающих имеются помещения бытового назначения, 
здравоохранения, питания и культурного обслуживания с температурой воздуха 
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22...24 °С, влажностью 40...60%, двух- или четырехразовым обменом воздуха в 1 
ч. [12] 
 
4.4 Обеспечение безопасности технологического процесса 
 
При добыче нефти и газа имеет место повышенная загазованность воздуха 
рабочей зоны. Перечень и ПДК вредных веществ представлены в таблице 4.1. [1] 
 
Таблица 4.1 – ПДК вредных веществ 
Вещество Объем, мг/м3 
Аммиак 20 
Бензин-растворитель (в пересчете на С) 300 
Керосин (в пересчете на С) 300 
Пыль угольная, содержащая от 2 до 100% свободной О2 4 
Сероводород в смеси с углеводородами C1—C5 3 
Спирт метиловый (метанол) 5 
Спирт этиловый 1000 
Углеводороды C1—C10 300 
Хлор 0,1 
 
При повышенной загазованности воздуха рабочей зоны следует применять 
соответствующие противогазы. До начала работ необходимо проверить 
исправность противогаза и шлангов.  
Анализ воздушной среды рабочей зоны производится с помощью 
газоанализатора перед входом на кустовую площадку и проведением 
газоопасных работ. [4]  
При проведении работ используются «Сонгид» и ХПП-004.  
Ингибитор/растворитель гидратообразований СОНГИД представляет 
собой смесь активной основы и растворителя метанола. При многократном 
попадании на кожу раздражающие свойства проявляются в виде умеренно-
выраженного действия, имеет 3 класс опасности. [17] 
Ингибитор ХПП-004 представляет собой смесь фосфорорганического 
соединения, моноэтаноламина и оксиалкилированных спиртов и уретановых 
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производных в смеси растворителей метанола. Легковоспламеняющаяся 
жидкость. Умеренно опасно (3 класс опасности). [ГОСТ 12.1.007-76]. Вредно при 
вдыхании паров, при приеме внутрь опасность необратимых изменений со 
стороны ЦНС и органов зрения. При аварийных ситуациях, ЧС, утилизации 
может вызвать изменения в водных экосистемах.  
Стандартное напряжение, потребное для работы УЭЦН, составляет 380 В. 
Кабели, используемые на кустовой площадке и спущенные к ЭЦН, бронированы. 
[11] 
Для обеспечения безопасности людей металлические части 
электроустановок, корпуса электрооборудования и приводное оборудование 
должны быть заземлены, занулены. [11]  
 
4.5 Обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности 
 
По пожарной опасности кустовая площадка относится к категории БН, а 
производство относится к категории Б, т.к. используются 
легковоспламеняющиеся жидкости с температурой вспышки более 28 °С, 
горючие жидкости в таком количестве, что могут образовывать взрывоопасные 
пылевоздушные или паровоздушные смеси, при воспламенении которых 
развивается расчетное избыточное давление взрыва в помещении, 
превышающее 5 кПа. [4] 
Степень взрывозащиты электрооборудования 1. [6]. 
Возможными причинами и источниками возникновения пожара являются: 
- взрыв от искры при скоплении природного газа в помещении; 
- воспламенение разливов нефти. 
Природные углеводородные газы образуют взрывоопасные смеси с 
воздухом. При концентрации газа в воздухе в пределах воспламенения и при 
наличии источника воспламенения произойдет взрыв.  
Нефть – легковоспламеняющаяся жидкость; температура вспышки от −35 
до +121°C (зависит от фракционного состава и содержания в ней растворённых 
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газов). Нефть растворима в органических растворителях и не растворима в воде, 
но может образовывать с ней стойкие эмульсии. [7] 
Кроме нефти и газа в скважины непрерывно подаются ингибиторы 
коррозионного воздействия и солеотложения.  
Перечень первичных средств пожаротушения: огнетушители пенные и 
водные в количестве 2 штук, огнетушители порошковые в количестве 3 штук, 
багор, ведро, комплект для резки электропроводов, покрывало из негорючего 
вещества, тележка для перевозки оборудования объемом 0,2 м3, ящик с песком. 
При получении сигнала «Тревога» или «Пожар» дежурный, принявший 
сигнал от оператора, обязан: 
- немедленно сообщить в пожарную охрану по телефону 01, указав адрес 
объекта, свою фамилию, что горит. 
- лично или через дежурных выяснить обстоятельства сработки извещателя 
(пожар, ложное срабатывание, отсутствие энергии и т. д.). 
При пожаре: 
- включить систему централизованного оповещения людей о пожаре;  
- объявить тревогу для членов добровольной пожарной дружины, 
доложить обстановку администрации объекта и в пожарную охрану; 
- обеспечить эвакуацию людей из горящего помещения или объекта, 
соседних помещений, в которых имеется непосредственная угроза; 
- организовать эвакуацию имущества и материальных ценностей; 
- сообщить инженерным службам о пожаре для принятия мер по 
отключению систем вентиляции, включению аварийного освещения на путях 
эвакуации и т. д.; 
- установить, включено ли оборудование систем пожарной защиты и 
принять меры к его включению, если возгорание произошло в помещении; 
- о поступивших сигналах и принятых мерах сделать запись в специальном 
журнале. 
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4.6 Обеспечение безопасности в аварийных и чрезвычайных 
ситуациях 
 
Кустовая площадка предназначена для добычи углеводородного сырья, 
замера дебитов скважин, а также направления на транспортировку флюида в 
трубопровод. Каждый работник, находящийся на территории кустовой 
площадки имеет индивидуальный противогаз, газоанализатор, а также 
медицинскую аптечку на случай аварийных или экстренных ситуаций. 
Добыча нефти и газа производится непрерывно, круглосуточно и 
круглогодично. Общая численность работающих на кустовой площадке при 
выполнении исследуемых операций составляет 8-10 человек.  
На территории всего месторождения находятся склады с химическими 
веществами, такими как кислоты, щелочи, также существует сеть 
трубопроводов, доставляющих добытый флюид в магистральный трубопровод. 
В жилых блоках присутствует водо- и теплоснабжение, общежития 
отапливаются с помощью ГТЭС. Кустовые площадки и отдельные 
производственные объекты обеспечиваются электроэнергией сетями ЛЭП. 
При эксплуатации скважин на кустовой площадке возможны аварийные и 
чрезвычайные ситуации, представленные в таблице 4.2.  
Для исключения возникновения аварий необходимо проводить 
ежедневный осмотр оборудования и агрегатов. 
На рисунке 4.1 представлена схема действия персонала при обнаружении 
аварийной ситуации.  
В случае аварийных розливов ингибитора/растворителя 
гидратообразований СОНГИД, разлитый продукт необходимо засыпать песком 
или иным негорючим абсорбирующим материалом и поместить в контейнер для 
последующей утилизации. [17] Не допускается поступление 
ингибитора/растворителя гидратообразований СОНГИД в подземные 
водоносные горизонты, в подземные водоемы, канализацию, почву. 
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Таблица 4.2 – Анализ возможных аварийных ситуаций 
Возможные аварии Последствия 
Отказ трубопровода подачи хим. реагента  - выброс газа и разлив нефти в окружающую среду  
- розлив химреагента на территорию кустовой площадки; 
загазованность территории  
- отравление газом, отравление парами химреагента, облив 
хим. реагентом, нефтью 
Разгерметизация емкости для хранения хим. 
реагента в УДХ, запорной арматуры, 
фланцевых соединений 
- розлив химреагента в помещении УДХ 
- загазованность помещения 
- отравление парами химреагента, облив химреагентом 
Пожар в производственном помещении - выброс газа и разлив нефти в помещении  
- поражение людей продуктами сгорания 
- загазованность территории и помещения  
- розлив химреагента 
Свищ или трещина в теле сосуда, в 
подводящих и отводных линиях 
- выброс газа и разлив нефти в помещении замерной 
установки; загазованность помещения  
- отравление газом, облив нефтью 
Негерметичность межколонного 
пространства  (повышение давления в 
межколонном пространстве) скважины, 
открытое фонтанирование скважины 
- выброс газа и розлив нефти в окружающую среду  
- загазованность территории  
- отравление газом, облив нефтью 
 
Для безопасного пуска производства после аварии, ответственный 
руководитель работ определяет порядок обследования оборудования скважин, 
электрооборудования, трубопроводов, вентиляции с целью установления 
полного соответствия их требованиям производственной и пожарной 
безопасности. После этого он даёт указания о переходе на нормальный режим 
работы. 
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Рисунок 4.2 - Схема действия персонала скважины при обнаружении аварийной ситуации 
 
4.7 Экологичность проекта 
 
Основными источниками выделения загрязняющих веществ в атмосферу 
являются: дизельные агрегаты, котельные, транспорт, сварочные посты и 
открытые приемные площадки сыпучих материалов. 
Технические решения, направленные на минимизацию негативного 
воздействия на состояние атмосферного воздуха: 
- использование блочно-комплектного, автоматизированного 
оборудования; 
- использование фонтанной арматуры с классом А герметичности затвора;  
- применение труб из материалов соответствующего климатического 
исполнения; 
- испытание трубопроводов на прочность и герметичность после монтажа; 
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- стопроцентный контроль сварных соединений; 
- антикоррозийная защита трубопроводов изоляцией усиленного типа, для 
предотвращения образования в них отверстий.  
Негативное воздействие на поверхностные и подземные воды будет 
максимально снижено за счет технических и организационных мероприятий: 
- строительство и правильное функционирование очистных сооружений 
производственных и бытовых сточных вод; 
- замкнутая система циркуляции бурового раствора; 
- контроль использования технологического оборудования; 
- обваловка площадок, гидроизоляционное покрытие дна и стен шламовых 
амбаров и накопителей; 
- оптимальный выбор участков подводных переходов через реки; 
- рекультивация нарушенных пойменных земель.  
Воздействие на почвенный покров может проявляться в формах: 
- механическое нарушение и уничтожение покрова; 
- изменение гидрологического режима; 
- химическое загрязнение в результате атмосферных выбросов 
загрязняющих веществ и пыли, разливов загрязняющих веществ, активного 
рекреационного использования территории; 
- развитие негативных экзогенных процессов. 
Перечень природоохранных мероприятий, снижающих негативные 
воздействия на почвенный покров: 
- строгое соблюдение границ землеотвода; 
- обязательное и своевременное проведение противоэрозионных и 
берегоукрепительных мероприятий; 
- ликвидация временных дорог и подъездов по завершении строительства; 
- максимальное сохранение естественных водопропусков; 
В целом воздействие на почвенный покров в границах землеотвода на 
этапе строительства и эксплуатации первоочередного участка Ванкора и 
объектов внешнего транспорта нефти может быть отнесено к категории 
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«существенное». За границами землеотвода могут развиться косвенные 
эффекты: усиление эрозии, вынос загрязнений с промышленной зоны. По 
масштабу они будут носить локальный характер, и иметь незначительную 
интенсивность.  
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 
Рассмотрев методы борьбы и предупреждения гидратообразования в 
системах добычи, подготовки и транспортировки природного газа можно 
сделать вывод о том, что основным методом предупреждения 
гидратообразования и гидратоотложения является использование ингибиторов. 
Хотя традиционно используемым является метанол, ввиду его небольшой 
стоимости и простоты применения, в настоящее время разрабатываются более 
технологичные кинетические ингибиторы. 
В условиях Ванкорского месторождения в качестве ингибитора 
гидратообразования до недавнего времени использовался исключительно 
ингибитор ХПП-004 на основе метанола. Он используется также на 
Оренбургском и Астраханском ГКМ. Однако, у таких ингибиторов существуют 
серьезные недостатки, связанные с недостаточной проработанностью 
технологий утилизации отработанных растворов, значительной токсичностью и 
взрывоопасностью. По этой причине были произведены опытно-промышленные 
испытания кинетического ингибитора СОНГИД-1803, результаты которых 
показали большую эффективность разрушения газовых гидратов при меньшей 
концентрации ингибитора в растворе. Но также уже разработаны более 
совершенные реагенты, имеющие некоторое превосходство над традиционно 
используемыми ингибиторами, для которых необходимо провести опытно-
промышленные испытания. 
В связи с увеличивающейся добычей газа в условиях севера Сибири и 
вводом в эксплуатацию месторождений, следует учитывать, что потребность в 
эффективных ингибиторах гидратообразования будет расти. Из чего следует 
вывод, что актуальность проблемы совершенствования ингибиторов, и их 
утилизации необходимо в ближайшем времени. 
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СПИСОК ИСПОЛЬЗОВАННЫХ СОКРАЩЕНИЙ 
 
АЦН – автоцистерна нефтепромысловая 
ВНК – водонефтяной контакт 
ГИС – геофизические исследования скважины 
ГНК – газонефтяной контакт 
ГНКТ – гибкая насосно-компрессорная труба 
ГРП – гидроразрыв пласта 
ГТЭС – газотурбинная электростанция 
ГШ – газовая шапка 
ИД – индикаторная диаграмма 
ЛУ – лицензионный участок 
ММП – многомёрзлые породы 
НГКМ – нефтегазоконденсатное месторождение 
НГР – нефтегазоносный район 
НИЗ – начально-извлекаемые запасы 
НПС – нефтеперекачивающая станция 
ПДВ – предельно допустимый выброс 
ПДК – предельно-допустимая концентрация 
ППД – поддержание пластового давления 
ППУ – передвижная парообразующая установка 
СВЧ – сверхвысокочастотный 
УДХ – установка дозирования химреагента 
УЭЦН – установка электроцентробежного насоса 
УЭЦН – установка электроцентробежного насоса 
ФЕС – фильтрационно-ёмкостные свойства 
ЦИТС – центрально-инженерная техническая служба 
ЦПС – центральный пункт сбора 
ЧС – чрезвычайный случай 
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